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RESUMEN: 
Tesis sobre: “Modelado integral de Análisis Nodal Subsuelo-Superficie-Económico de los pozos del 
Campo Sacha”, utiliza el método de Análisis Nodal para optimizar la operación del sistema de 
producción identificando las restricciones y generando propuestas con soluciones óptimas. 
Objetivo general: Realizar un Modelado Integral de Análisis Nodal Subsuelo-Superficie de los pozos 
de la Estación de Flujo Sacha Norte 2 utilizando las aplicaciones WellFlo
TM
 y ReO
TM
. Problema: la 
declinación natural de la producción en los pozos de la Estación Norte 2 del Campo Sacha, aunado a 
las restricciones que el sistema de producción presente por cambio en las condiciones actuales de 
operación con respecto a las empleadas para su diseño. Hipótesis: la aplicación del método  de 
Análisis Nodal con el propósito de generar un Modelado Integral Subsuelo-Superficie permitirá  
identificar y evaluar problemas en el sistema de producción y con ello generar propuestas para 
incrementary/o mantener por más tiempo la producción de petróleo en pozos del Campo Sacha. Marco 
institucional: Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta es la empresa que se encarga de 
operar el Campo Sacha. Marco teórico: generalidades, sistemas de levantamiento artificial, 
comportamiento de afluencia de formaciones productoras, flujo multifásico en tuberías, capacidad de 
producción del sistema, Análisis total del sistema y diseño del sistema de levantamiento artificial. 
Marco metodológico: selección y clasificación de pozos e información, construcción de los modelos 
de pozos en subsuelo, cotejar los modelos de pozos a condiciones actuales de producción,  
construcción de las redes transporte para el transporte de fluidos en superficie, integrar modelos de 
pozos en subsuelo con las redes de superficie, análisis de sensibilidades para incrementar y /o mantener 
la producción. Conclusión: Los 5 pozos de Sacha Norte 2 ajustaron la producción simulada con la del 
mes de agosto, con un error absoluto menor al 1,5% (Ver Tabla 30), simulando de forma adecuada el 
comportamiento de los mismos. Recomendación: Realizar la remoción de daño (pozos Sac-210, Sac-
240D) y el aumento de frecuencia (pozos Sac-226, Sac-242D), para obtener incremento de la 
producción de 1164 BPPD en la plataforma Sac-192.   
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ABSTRACT 
 
Thesis about: "Integrated Modeling through Nodal Analysis-Subsurface-Surface and  Economics of 
Sacha Field wells", uses  Nodal Analysis method to optimize the production system  operations 
identifying the constraints and generating proposals with optimal solutions. Objective:To conduct a 
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North 2 Sacha wells fitted with simulated production in August, with an absolute error less than 1.5%, 
properly simulating the behavior of the same.   Recommendation: Perform damage removal (Sac-210 
wells, Sac-240D) and increased frequency (Sac-226 wells, Sac-242D) to obtain increased production of 
the platform 1164 BPPD Sac-192. 
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TDH:   Carga dinámica Total 
TP:  Tubería de la plataforma  
 
 
  
1 
 
INTRODUCCIÓN 
La economía del país depende de la producción petrolera, actividad de obtener el mejor 
aprovechamiento de sus yacimientos de la forma más rentable posible; este es el caso de la 
producción  del Campo Sacha; y una de las formas es mediante la optimización de los 
procesos de producción. 
Una de las técnicas más utilizadas para optimizar la producción dada su comprobada 
efectividad  y confiabilidad a nivel mundial, es el ANÁLISIS NODAL 
Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta, empresa a cargo del Campo Sacha, 
tiene proyectado manejar la técnica de Análisis Nodal para optimizar la producción de 
petróleo realizando el Modelado Integral subsuelo-superficie de los pozos de la Estación 
Norte 2 del Campo Sacha, utilizando los software Wellflo
™
 y ReO
™
. De tal forma que 
permita la maximizar la producción minimizando los costos. 
De esta manera el objetivo del presente trabajo es la optimización del potencial productivo y 
del sistema de producción de los pozos de la Estación Sacha Norte 2 utilizando la técnica  de 
Análisis Nodal y Evaluación de Redes para el Transporte de Fluidos  en Superficie que la 
empresa Operaciones Río Napo dispone; mediante la utilización de las licencias de los 
software patentadas por la empresa Weatherford.  
El estudio fue desarrollado por capítulos de acuerdo a: 
 
En el Capítulo I se plantea y delimita el problema, desarrolla la hipotesis, el alcance del 
proyecto, así como el objetivo general y los objetivos específicos, la factibilidad y la 
accesibilidad. 
 
En el Capítulo II se desarrolla el marco teórico, marco institucional, legal, ético y referencial. 
De estos el más importante es el marco referencial ya que es aquí donde de hace una 
descripción detallada de las generalidades del Campo Sacha, conceptos fundamentales del 
análisis nodal y el sistema de producción. 
 
En el Capítulo III  se plantea el método de trabajo, el cual establece los lineamientos a seguir, 
técnicas y herramientas utilizadas para llevar a cabo los objetivos así como la metodología y 
manejo de la información. 
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En el Capítulo IV se discute y analiza toda la información recopilada y los resultados 
obtenidos al aplicar la metodología planteada en los pozos Sac-210, Sac-217, Sac-226, Sac-
240D y Sac-242d de la  Estación Norte 2 del Campo Sacha mediante la aplicación de 
Análisis Nodal, además se describen las aplicaciones  y el modelo de simulación. 
 
 En el Capítulo V se hace un análisis Técnico-Económico del proyecto de Tesis, el cual se 
determina un  tiempo aproximado de recuperación de la inversión. 
 
Y finalmente en el Capítulo VI se presentan conclusiones y recomendaciones para lograr con 
éxito el objetivo de Optimizar la Producción de la Estación Sacha Norte 2.     
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CAPÍTULO I 
 
DEFINICIÓN DEL PROBLEMA 
 
PLANTEAMIENTO Y FORMULACIÓN DEL PROBLEMA 
Uno de los objetivos de la Ingeniería de producción de Hidrocarburos es maximizar la 
productividad de los pozos petroleros de manera económica, rentable y eficiente, para que 
este objetivo se cumpla se pueden utilizar varias métodos pero uno de los más utilizados es 
el Análisis Nodal.  
Maggiolo (2008), al respecto señala que: 
“El Análisis Nodal es uno de las métodos más utilizadas para optimizar sistemas de 
producción, debido a su efectividad y confiabilidad a nivel mundial. La aplicación 
de esta técnica en la infraestructura de superficie y de subsuelo, refleja el verdadero 
potencial de producción de los pozos asociados a los yacimientos del sistema total 
de producción. En otras palabras, se logra cerrar la brecha existente entre la 
producción real de los pozos y la producción que debería exhibir de acuerdo a su 
potencial de producción. El Análisis Nodal básicamente consiste en detectar 
restricciones al flujo y cuantificar su impacto sobre la capacidad de producción 
total del sistema”. (p.2) 
El Análisis Nodal, es un método usado para analizar problemas de producción en pozos de 
petróleo y gas. El procedimiento puede ser aplicado en pozos con distintos sistemas de 
levantamiento artificial. Si causa algún efecto en el método de levantamiento artificial, la 
presión puede ser expresada como una función de la tasa de flujo. El procedimiento se puede 
aplicar para analizar el rendimiento en pozos inyectores, para una apropiada modificación de 
las ecuaciones  de entrada (Inflow)  y salida (Outflow) de flujo. A continuación se presenta 
una lista de aplicaciones del método de Análisis Nodal
1
: 
1. Selección del diámetro del tubing 
                                                 
1
 Beggs, D. (1991). Production Optimization Using Nodal Analysis. Tulsa: OGCI Publications. 
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2. Selección del diámetro de la tubería de flujo 
 
3. Diseño de las redes de transporte de fluidos en superficie. 
 
4. Diseño del Gravel pack 
 
5. Selección del diámetro del choque en superficie 
 
6. Selección del diámetro de la válvula de seguridad en el subsuelo 
 
7. Evaluación y simulación de pozos 
 
8. Diseño del sistema de levantamiento Artificial 
 
9. Analizar los sistemas de producción multi-pozo 
 
La aplicación del procedimiento en el sistema de análisis requiere que  se pueda calcular la 
caída de presión que podría ocurrir en todos los componentes del sistema como separador, 
estrangulador superficial, cabezal del pozo, fondo del pozo y yacimiento
2
 
De acuerdo a lo mencionado anteriormente se formula la siguiente  pregunta de 
investigación: 
 
¿Cómo optimizar la producción de manera eficiente mediante la aplicación de un  Modelado 
Integral de Análisis Nodal de los pozos del campo Sacha Norte 2 tanto en fondo como en 
superficie? 
 
 
 
 
 
                                                 
2
 Beggs, D. (1991). Production Optimization Using Nodal Analysis. Tulsa: OGCI Publications. 
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HIPÓTESIS 
La aplicación de la técnica de Análisis Nodal para generar un Modelado Integrado de 
subsuelo-superficie permitirá incrementar la producción de petróleo en pozos de la Estación 
de Flujo Sacha Norte 2 
 
 
 
ALCANCE 
El Campo Sacha, tiene 4 Estaciones de producción, Sacha Norte 1, Sacha Norte 2, Sacha Sur 
y Sacha Central, el tema de este estudio está centrado en la Estación Sacha Norte 2. 
La estación Sacha Norte 2, tiene 41 pozos productores, produciendo con sistema de 
levantamiento artificial por Bombeo Electrosumergible (38 pozos), Hidráulico (2 pozos), y 
un pozo por flujo Natural, de los cuales estos pozos producen de la arena U, con una densidad 
de crudo promedio  de 23º API; de la arena T, con una densidad de crudo promedio de 30º 
API y de la arena Hollín, con una densidad crudo promedio de 28° API. 
La producción diaria de petróleo en el Sacha Norte 2, es de 16890 BPPD para agosto del 
2012. Lo cual representa aproximadamente el 27,25% de la producción de  todo el  campo 
Sacha  
 
OBJETIVOS 
 
Objetivo General 
Optimización  del sistema de producción de los pozos de la Estación Sacha Norte 2 utilizando 
las aplicaciones para Análisis Nodal y evaluación de redes de transporte de fluidos WellFlo
TM
 
y ReO
TM
 de la empresa Weatherford. 
 
Objetivos específicos 
1. Recolectar información de Diagramas mecánicos de pozos, registros de 
trayectoria de perforación (survey desviation), prueba de restauración (Build Up), 
pruebas de producción, histórico de reacondicionamientos, reservas por arenas y 
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pozos, mapa isobárico, propiedades de fluidos, características de reservorio y 
generalidades de la Estación Norte 2 del Campo Sacha. 
2. Desarrollar una matriz técnica para la selección de los pozos que necesitan ser 
optimizados. 
3. Construir modelos de pozos productores utilizando la aplicación WellFloTM, 
seleccionando la mejor correlación de flujo multifásico y ajuste de datos de PVT. 
4. Cotejar modelos de pozos con las condiciones actuales de producción y ajustarlos 
para representar dichas condiciones. 
5. Construir los modelos de las redes de transporte de fluidos en superficie 
utilizando la aplicación ReO
TM
. 
6. Integrar los modelos de redes de transporte de fluidos en superficie con  los 
modelos de los pozos ajustados a las condiciones reales de producción  utilizando 
las aplicaciones WellFlo
TM
 y ReO
TM
. 
7. Realizar análisis de sensibilidades a las variables de relevancia de los pozos 
seleccionados para optimizar la producción. 
8. Realizar el modelo integral en base al análisis de sensibilidades de los pozos 
seleccionados para optimizar la producción de la Estación Sacha Norte 2. 
9. Realizar un análisis económico del proyecto en base a las propuestas de 
optimización de los pozos seleccionados de la Estación Sacha Norte 2. 
10. Presentar los resultados a Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta. 
 
 
JUSTIFICACIÓN 
El presente estudio tiene la finalidad de optimizar el potencial productivo del reservorio y su 
sistema de producción de los pozos seleccionados del campo Sacha utilizando la técnica de 
Modelado Integrado de Análisis Nodal fondo-superficie. 
 
La importancia de este proyecto consiste en la aplicación de los fundamentos del Análisis 
Nodal en los sistemas de producción; este estudio abarcara el pozo desde la cara de la arena 
hasta el separador, con el cual se pondrá énfasis de revisar las curvas de Oferta y Demanda, 
equipos utilizados en los sistemas de levantamiento artificial, en las líneas de producción, 
separadores, etc. 
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El presente análisis creará una base sólida que permita a futuras investigaciones que se 
realicen en el campo Sacha, profundizar en la optimización del Campo Sacha mediante el 
método de Análisis Nodal empleando las aplicaciones WellFlo
TM
 y ReO
TM
. Y además 
extrapolar paulatinamente los resultados del estudio de los pozos seleccionados del Campo 
Sacha Norte 2 a los pozos restantes del Campo. 
 
Los resultados del proyecto se respaldaran  mediante un análisis económico, que permita 
analizar al proyecto tanto técnica como económicamente. 
 
 
FACTIBILIDAD Y ACCESIBILIDAD 
 
Factibilidad 
El presente trabajo de tesis fue factible realizarlo porque contó con el talento humano de la 
tesista, profesores y tutor designados por la FIGEMPA, docente calificado y con amplio 
conocimiento en Análisis Nodal, Personal técnico de Operaciones Rio Napo CEM y asesores 
de PDVSA-Ecuador.  Además se contó  con una gran cantidad de recursos bibliográficos, 
webgráficos y tecnológicos que fueron proporcionados por la operadora y compañías 
prestadoras de servicios. También se contó con los recursos económicos suficientes para 
culminar la investigación, estos fueron cubiertos en su 
Totalidad por la tesista, Adicionalmente existe el  tiempo previsto por Operaciones Rio Napo 
Compañía de Economía Mixta (ORNCEM). 
 
Accesibilidad 
Una vez firmado el convenio de confidencialidad de la investigación  ORNCEM dará libre 
acceso a toda la información que el investigador considere pertinente para el desarrollo del 
presente proyecto de tesis. Además la población del área de estudio esta dispuesta a colaborar 
con la investigación que se desarrollará, previo a la firma de la carta de consentimiento para 
un mejor desarrollo del proyecto 
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CAPÍTULO II 
 
MARCO TEÓRICO 
 
MARCO INSTITUCIONAL 
 
Creación de Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta (ORNCEM) 
 
Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta (2012), al respecto, menciona que: 
La empresa de Economía Mixta Operaciones Río Napo se crea al amparo de acuerdos 
binacionales entre la República del Ecuador y la República Bolivariana de Venezuela, 
mismos que se plasmaron en los documentos que se mencionan a continuación: 
 Convenio de alianza estratégica celebrado el 29 de junio de 2006 entre la 
empresa estatal petróleos del Ecuador Petroecuador y petróleos de Venezuela 
s.a. PDVSA. 
 Acuerdo sobre la cooperación en el sector energético del 16 de enero de 2007 
entre la República de Venezuela y la República del Ecuador 
 Acuerdo de cooperación energética celebrado el 17 de abril de 2007 entre el 
Ministerio de Minas y Petróleos del Ecuador y el ministerio del poder popular 
para la energía y el petróleo de la República Bolivariana de Venezuela. 
Mediante escritura pública celebrada el 25 de agosto de 2008 ante el notario vigésimo del 
cantón Quito, Dr. Guillermo Buendía Endara, se constituyó la empresa “Operaciones Río 
Napo Compañía de Economía Mixta” con una participación accionaria del 70% 
correspondiente a la empresa estatal petróleos del Ecuador – Petroecuador y una 
participación accionaria del 30% correspondiente a la compañía PDVSA Ecuador S.A. dicha 
escritura pública fue legalmente inscrita en el registro mercantil del cantón Quito, el 11 de 
septiembre de 2008. Con fecha 2 de octubre de 2008 se inscribió en el registro de 
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hidrocarburos a Operaciones Río Napo Compañía de Economía Mixta, en la Dirección 
Nacional de Hidrocarburos del Ministerio de Minas y Petróleos. 
 
Misión de Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta 
“Desarrollar y ejecutar actividades hidrocarburíferas con eficiencia, transparencia y 
responsabilidad socio-ambiental, para proveer de recursos económicos al estado 
Ecuatoriano”3. 
 
Visión de Operaciones Rio Napo Compañía de Economía Mixta 
“Ser un referente de gestión empresarial de economía mixta capaz de participar exitosamente 
en las diversas fases de la industria hidrocarburífera, con procesos óptimos, innovación 
tecnológica y personal competente y comprometido con la organización”4.  
 
MARCO LEGAL 
ORNCEM (2012), al respecto señala que: 
El contrato de servicios específicos celebrado entre Petroproducción y Operaciones 
Río Napo Compañía de Economía Mixta tiene su origen en varios convenios, acuerdos 
y memorandos para el sector hidrocarburífero, suscritos entre la República del 
Ecuador y la República Bolivariana de Venezuela. De estos cabe destacar los 
siguientes que amparan jurídicamente dicho contrato: 
 
1. La constitución de la República del Ecuador, en su artículo 316. 
2. La ley de hidrocarburos en su artículo 18. 
3. Decreto ejecutivo no. 799, publicado en el registro oficial no. 170 de 25 de 
septiembre de 2000. 
                                                 
3
 Misión y visión. Recuperado de: http://rionapocem.com.ec/la-empresa/mision-vision.html. 
Consultado el 30 de julio de 2012. 
4
  Misión y visión. Recuperado de: http://rionapocem.com.ec/la-empresa/mision-vision.html. 
Consultado el 30 de julio de 2012. 
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4. Los convenios de alianza estratégica con empresas petroleras estatales, así como 
los contratos derivados de tales convenios, se suscribirán en forma directa, 
previa la aprobación del consejo de administración de Petroecuador. 
5. Mediante convenio de alianza estratégica de 29 de junio de 2006 celebrado 
entre Petroecuador y PDVSA Venezuela. 
6. De acuerdo a los lineamientos del directorio de Petroecuador, consagrados en la 
resolución no. 67-dir-2008-07-15 emitido por dicho órgano. 
7. Mediante resolución no. 203-cad-2009-08-05 el consejo de administración de 
Petroecuador aprobó la contratación directa por parte de la empresa estatal de 
exploración y producción de petróleos con Operaciones Río Napo Compañía de 
Economía Mixta. 
8. Mediante resolución no. Ppr-vpr-2009 de 28 de agosto de 2009, el 
Vicepresidente de la empresa estatal de exploración y producción de petróleos 
del Ecuador (PETROPRODUCCIÓN) autorizó la adjudicación de contratación 
directa a Operaciones Río Napo Compañía de Economía Mixta para la 
administración del campo Sacha
5
. 
 
 
MARCO ÉTICO 
Se respetarán los principios y valores de ORNCEM,  se acatará todas las normas ambientales 
pertinentes y no atentará contra la integridad de las personas involucradas en este estudio. 
 
 
 
 
 
 
 
                                                 
5
 Base legal. Recuperado de: http://rionapocem.com.ec/transparencia/informacion-legal/base-legal-
que-larige.html. Consultado el 1  de febrero de 2013. 
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MARCO REFERENCIAL 
 
Descripción  del Campo Sacha 
 
Historia del Campo Sacha:  
“El campo Sacha es operado actualmente por Operaciones Rio Napo CEM, Compañía de 
Economía Mixta formada con un 70% de participación por EP Petroecuador y un 30% por 
Petróleos de Venezuela (PDVSA), tomando al mando del campo el 3 de noviembre de 
2009”6. 
El campos Saha es considerado como un campo en desarrollo y ha sido de los mayores 
productores de petróleo desde su descubrimiento por el consorcio Texaco-Gulf, el 25 de 
febrero de 1969 con la perforación del pozo Sacha-1 mediante una torre heli-transportada, 
alcanzando una profundidad total de 10160 pies con una producción inicial de 1328 BPPD de 
29,9 ˚API y con un corte de agua y sedimentos (BSW) de 0,1%.7 
El inicio de la producción del campo se produjo en el mes de julio de 1972 con una tasa 
promedio de 29269 BPPD y llegó a incrementarse a 117591 BPPD en noviembre del mismo 
año, convirtiéndose en la producción máxima registrada en la vida productiva del campo. Se 
trata de un campo productor de crudo liviano promedio de 26.5° API  con una producción 
promedio de 48900 BPPD y un BSW 51%, según información tomada de informe mensual 
del mes de julio 2009.
8
 
Operaciones Rio Napo al encargarse del campo Sacha en  Octubre de 2011,  reporta  que el 
Campo  tuvo una producción mensual promedio de 50008 barriles de petróleo, 38129 barriles 
de agua con un BSW del 43,26% de los diferentes reservorios.
9
 
La estatal petrolera Río Napo, que pertenece a Petroecuador y contrata los servicios de 
PDVSA, reporta el  5 de julio del 2012 una producción de 59.006,74 barriles diarios (BPPD), 
que consolida, además, el crecimiento constante en la producción del Campo Sacha. El 
                                                 
6
 Reseña histórica. Recuperado de: http://www. eppetroecuador. 
ec/idc/groups/public/documents/peh_otros/000530. pdf. Consultado el 2 de octubre de 2012. 
7
 Reseña histórica. Recuperado de: http://www. eppetroecuador. 
ec/idc/groups/public/documents/peh_otros/000530. pdf. Consultado el 2  de0ctubre de 2012. 
8
 Reseña histórica. Recuperado de: http://www. eppetroecuador. 
ec/idc/groups/public/documents/peh_otros/000530. pdf. Consultado el 2  de0ctubre de 2012. 
9Reseña histórica. Recuperado de: http://www. eppetroecuador. 
ec/idc/groups/public/documents/peh_otros/000530. pdf. Consultado el 2  de0ctubre de 2012. 
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objetivo es promediar en el año 57.000 barriles diarios, y un pico de producción de 66.550 
barriles por día hasta finales de 2012.”10 
 
Ubicación del Campo Sacha 
“El campo sacha se encuentra ubicado en el cantón “Joya de los Sachas”, provincia Francisco 
de Orellana, a 50 km al sur de Lago Agrio.  
Está situado dentro de las coordenadas: 00˚11’00’’ a 00˚24’ 30’’ Latitud Sur, y 76˚49’40’’ a 
76˚54’16’’ Longitud Oeste. Teniendo una extensión de alrededor de 124 Km2.Está limitado el 
norte por las estructuras Palo Rojo, Eno, Ron y Vista; al sur por los campos Culebra-Yulebra; 
al este por los campos Mauro Dávalos Cordero y Shushufindi - Aguarico; mientas que al 
oeste por los campos Pucuna, Paraíso y Huachito (ver Gráfico 1). Se encuentra formando 
parte del tren de estructuras orientadas en sentido Norte-Sur. 
Tiene un ancho de 4 km al norte y alrededor de 7 km al centro y sur, una longitud 
aproximada de 33 km, cubre una superficie de aproximadamente 360 km
2
, y está conformado 
por cuatro estaciones: Sacha Central, Sacha Norte 1, Sacha Norte 2 y Sacha Sur. ”11 
 
                                                 
10
 Periódico digital: el ciudadano.gob.ec 
11
 Torres, A., & Ushiña, A. (2011). Estudio de los Campos Petroleros del Oriente Ecuatoriano, 
Análisis de las Pruebas PVT. Quito. 
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Gráfica  1. Mapa de Ubicación del Campo Sacha 
Fuente: Departamento de Geociencias. ORNCEM-Quito 2011. 
 
 
Ubicación de la Estación Norte 2 del Campo Sacha 
La estación Sacha norte 2 está ubicada en las siguientes coordenadas geográficas, latitud 0˚ 
13’ 9.923’’ Sur y longitud 76˚ 50’ 32,92598’’ Oeste, encargada de receptar y tratar el crudo 
producido por los diferentes pozos productos y direccionar el gas producido en la etapa de 
separación hacia los mecheros de la referida estación, por lo cual consta con instalaciones de 
superficie totalmente equipadas tal como separadores de producción, separadores de prueba 
para el sistema SCADA, densificadores, tanques de lavado, tanques de surgencia, medidores 
de BSW, gabinete de comunicaciones y todo lo necesario y pertinente para optimizar y 
procesar la producción y procesar la producción, así también tiene la capacidad del gua de 
formación producida mediante un sistema cerrado de inyección de agua.
12
 
                                                 
12
 Torres, A., & Ushiña, A. (2011). Estudio de los Campos Petroleros del Oriente Ecuatoriano, Análisis 
de las Pruebas PVT. Quito. 
  
14 
 
Esta estación es un punto de fiscalización y la producción es entregada a la Red de Oleoducto 
del Distrito Amazónico (RODA), esto gracias al mismo mecanismo de ACT (Automatic 
Custody Transfer) localizada en su correspondiente aérea de contadores.
13
 
 
Estructura del Campo Sacha 
Constituye un anticlinal asimétrico, producto de la compresión andina-Cretácico, Que afecta 
al área en forma diagonal de SO a N, cuyo eje en la parte norte tiene un rumbo NNE_SSO, 
hacia la mitad inferior tiene un rumbo aproximado N-S. en la parte sur del campo está 
controlado por un sistema de fallamiento E-O.
14
 
Bajo la estructura Sacha se desarrolla el anticlinal “Sacha Profundo” de posible edad jurásico 
inferior a medio, que se desplegó a los depósitos paleozoicos triásico jurásicos de la 
formación Sacha (Santiago) el mismo que fue probado con la perforación del pozo Sacha 
profundo a 16317 pies sin resultados positivos.
15
 
Tiene aproximadamente 31,5 km de longitud, un ancho que varía de 4 km al norte 8,5 km al 
centro y 6 km al sur, con un cierre vertical de 100 pies. 
Los principales reservorios del campo son: 
Tabla 1. Principales reservorios del campo Sacha 
 
 
 
 
Fuente: Departamento de Reservorios. ORNCEM-Quito 2011 
Elaborado por: Raisa Polo 
                                                 
13
 Torres, A., & Ushiña, A. (2011). Estudio de los Campos Petroleros del Oriente Ecuatoriano, Análisis 
de las Pruebas PVT. Quito. 
14
 Torres, A., & Ushiña, A. (2011). Estudio de los Campos Petroleros del Oriente Ecuatoriano, Análisis 
de las Pruebas PVT. Quito. 
15
 Torres, A., & Ushiña, A. (2011). Estudio de los Campos Petroleros del Oriente Ecuatoriano, Análisis 
de las Pruebas PVT. Quito. 
RESERVORIO PROFUNDIDAD 
(PIES) 
Hollín 8975 
Napo “U” 8765 
Napo “T” 8530 
Basal Tena 7800 
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Estratigráfica del Camp Sacha 
Una descripción estratigráfica de los principales reservorios del campo se presenta a 
continuación. 
Reservorio Hollín Inferior.  
Corresponde a la edad Cretácica inferior, el posible ambiente de depósito es de tipo fluvial, 
está constituida por una arenisca cuarzosa, parda oscura clara, consolidada, de grano fino, 
medio y muy fino, subredondeada y subangular, presenta una buena selección, matriz y 
cemento silícico, inclusiones locales de carbón, ámbar y caolín.
16
 
Reservorio Hollín Superior.  
Es una arenisca cuarzosa parda oscura, gris oscura, gris verdosa, translúcida, consolidada, 
dura y de grano muy fino, subredondeada y subangular, de una buena selección con una 
matriz arcillosa, cemento silícico y con inclusiones de glauconita y clorita. Presenta buena 
saturación de hidrocarburos. El ambiente de depositación es del tipo estuarino. Se encuentra 
intercalado de lentes de lutita y caliza.
17
 
Reservorio Napo T. 
Corresponde al Albiano Superior a Inferior 
• Napo T Inferior. Este yacimiento es una arenisca cuarzosa, café clara, con cemento 
silicio, de grano medio a fino, localmente grano grueso, con buena saturación de 
hidrocarburos. 
18
 
• Napo T Superior. Es una arenisca cuarzosa, gris, translúcida, grano muy fino a fino, 
cemento calcáreo, inclusiones de glauconita y manchas de hidrocarburo café oscuro.
19
 
                                                 
16
 Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo. Quito: Editores científicos. 
17
 Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo. Quito:Editores científicos. 
18
 Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo. Quito:Editores científicos. 
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Reservorio Napo U. 
De edad Cenomaniano, está constituida por lutitas, areniscas calcáreas y calizas marinas. 
• Napo U Inferior. Está constituida por una arenisca cuarzosa, de color marrón o café 
clara, de grano fino a  muy fino, selección regular, con cemento silícico. Dispone de una 
buena saturación de hidrocarburos, fluorescencia amarillo-blanquecino.
20
 
• Napo U Superior. Constituida de una arenisca cuarzosa, blanca translúcida, 
transparente, de grano fino a muy fino, matriz calcárea, cemento silicio, inclusiones de 
glauconita y pirita.
21
 
 
Reservorio Basal Tena.  
Corresponde al Maestrichtiano, constituida por areniscas cuarzosas translúcidas, de grano 
medio subangular a subredondeado, con clasificación regular, cemento calcáreo. Presenta una 
buena saturación de hidrocarburos, fluorescencia amarilla-blanquecina. El desarrollo de la 
arena es de forma irregular dando lugar a la formación de estratos lenticulares a lo largo de 
todo el campo. El Gráfico 2. Presenta la descripción de la columna estratigráfica generalizada 
del campo Sancha.
22
 
                                                                                                                                           
19
Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y Petróleo. 
Quito:Editores científicos.  
20
 Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo. Quito:Editores científicos. 
21
 Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo. Quito:Editores científicos. 
22
 Baby, P., Rivadeneira, M., & Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y 
Petróleo. Quito:Editores científicos. 
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Gráfica  2. Columna estratigráfica generalizada del campo Sacha 
Fuente: Departamento de Geociencias. ORNCEM-Quito 2011 
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Características de las zonas productoras del Campo Sacha   
El Departamento de Reservorios de ORNCEM (2012), presenta la siguiente caracterización 
de las zonas productoras: 
Reservorio Hollín Inferior.  
El reservorio hollín inferior presenta una buena saturación de hidrocarburos, con un espesor 
promedio saturado de 45 a 55 pies, una porosidad del 15 %, una saturación de agua entre el 
20 y 40 %, salinidad promedio de 500 ppm de NaCl y un crudo mediano de 29° API.
23
 
Reservorio Hollín Superior.  
Posee una buena saturación de hidrocarburos, con un espesor saturado promedio de 25 pies 
en el centro del campo, una porosidad de 12 %, saturación de agua de 30 a 40 %, salinidad de 
3890 ppm de NaCl y un crudo mediano de 27° API.
24
 
Reservorio Napo T.  
Tiene un espesor neto saturado de aproximadamente 20 pies, una porosidad de 14,5 %, una 
saturación de agua de 15 a 20 %, una salinidad promedio de 20000 a 25000 ppm de NaCl y 
un crudo mediano de 27° API.
25
 
 
Reservorio Napo U.  
Este reservorio tiene un espesor neto promedio de 30 pies porosidad de 14 %, saturación de 
agua de 20 a 25 % y una salinidad promedio de 30000 a 35000 ppm de NaCl y un crudo 
mediano de 27° API.
26
 
 
                                                 
23
Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Mecanismos de Producción del Campo 
Sacha. Quito: ORNCEM.  
24
 Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Mecanismos de Producción del Campo 
Sacha. Quito: ORNCEM. 
25
 Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Mecanismos de Producción del Campo 
Sacha. Quito: ORNCEM. 
26
 Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Mecanismos de Producción del Campo 
Sacha. Quito: ORNCEM. 
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Reservorio Basal Tena.  
Posee un espesor neto promedio de 10 a 15 pies, porosidad de 15 %, una saturación de agua 
de 25 %, salinidad promedio que va de 13000 a 24000 ppm de NaCl y un crudo mediano de 
26° API.
27
 
 
 
Mecanismos de producción del Campo Sacha 
El Departamento de Reservorios de ORNCEM (2012), de acuerdo a investigaciones y 
estudios realizados de los mecanismos de producción del Campo Sacha, señala que: 
Reservorio Basal Tena.  
Por las condiciones y el comportamiento del yacimiento, el mecanismo producción del 
reservorio Basal Tena es por: gas en solución, expansión de roca y fluidos y un empuje lateral 
de agua parcial en la parte Centro-Noroeste y Suroeste del campo. El empuje hidráulico ha 
sido importante pero no suficiente para mantener  la presión en el área de drenaje de los 
pozos.  
Reservorio Napo U-T.  
En la Formación Napo el desplazamiento de los fluidos del yacimiento se debe a la expansión 
de los fluidos y compresibilidad de la roca, adicionalmente cuenta con acuíferos laterales 
para sus reservorios. La arena “U” inferior presenta dos acuíferos laterales claramente 
definidos, uno se inicia por el flanco Noreste afectando la parte Norte y el otro en la parte 
Sur-Oeste afectando la parte central del campo. El acuífero lateral del yacimiento “U" es el 
principal mecanismo de producción, con el tiempo ha venido inundando y disminuyendo en 
la parte Centro-Noreste. En el reservorio “T” inferior existe un acuífero lateral que viene del 
Noreste del campo afectando en mayor grado el área Norte.  
Esta intrusión de agua no ha sido suficiente para mantener la presión de estas arenas por lo 
que desde 1986 se ha implementada un sistema de recuperación mejorada mediante la 
inyección de agua periférica lo que ha disminuido la caída de presión de estos reservorios. 
                                                 
27
 Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Mecanismos de Producción del Campo 
Sacha. Quito: ORNCEM. 
  
20 
 
Reservorio Hollín.  
El mecanismo de producción principal en el reservorio de la Formación Hollín es el empuje 
hidráulico, generado por un acuífero de comportamiento infinito, conectado en el fondo y 
lateralmente (de oeste a este) al reservorio. Las características infinitas de este acuífero se 
deben a que es un acuífero de tipo artesiano que presenta un afloramiento en superficie y se 
recarga constantemente en la cordillera. Adicionalmente, se encuentra presente la expansión 
de la roca y los fluidos, sin embargo, debido a que la caída de presión es muy baja, este 
mecanismo de producción es despreciable.
28
 
Características de producción del campo Sacha 
El campo Sacha tiene cuatro estaciones: Estación Central, Norte 1, Norte 2, y Estación Sur, 
con un total de 290 pozos perforados, y de estos  180 pozos son productores, 82 pozos están 
cerrados, 10 pozos  se encuentran abandonados, 8 pozos son reinyectores, 6 pozos inyectores 
y 4 pozos se encuentran perforando. Esta información corresponde al mes de Agosto del 
2012. 
Los sistemas de levantamiento con los que cuenta el campo son: Bombeo hidráulico tipo jet 
(BH jet), Bombeo hidráulico tipo pistón (BH pistón), Bombeo electrosumergible (BES), 
Bombeo mecánico (BM) además del flujo natural.  
Los métodos de producción al mes de agosto en la Estación Sacha Norte 2, se distribuyen de 
la siguiente manera: 38 pozos con BES, 2 pozos con BH Jet y 1 pozo con flujo natural. Esta 
es la estación en la que se centró el estudio de análisis nodal, se tomó una muestra de los 
pozos con BES y BH Jet. 
 
El método de producción para los 180 pozos productores se encuentra en la tabla 2: 
  
Tabla 2. Métodos de Producción de los pozos  del Campo Sacha 
METODO LEV.  
POZO   
 BPPD  BAPD  BFPD 
Flujo Natural 1 323 829 1152 
                                                 
28
 Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Mecanismos de Producción del Campo 
Sacha. Quito: ORNCEM. 
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Hidráulico 62 17115 20430 37545 
Electrosumergile 116 44117 34459 78576 
Mecánico 1 2 9 11 
TOTAL 180 61557 55727 117284 
 
Fuente: Departamento de Ingeniería. ORNCEM-Quito 2012. 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
La producción por estaciones en el mes de Agosto 2012 se puede ver en la tabla 3: 
 
Tabla 3. Producción por Estaciones del Campo Sacha 
ESTACION    BFPD   BPPD   BAPD BSW 
C 10388 6820 3568 34,3 
N1 41839 14094 27745 66,3 
N2 30060 16890 13170 43,8 
S 34997 23752 11245 32,1 
TOTAL 117284 61557 55727 47,5 
 
Fuente: Departamento de Ingeniería. ORNCEM-Quito 2012. 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
 
Tabla 4.  Producción por Métodos de Levantamiento Artificial en Estaciones 
ESTACION  PPF PPH PPS PPM TOTAL 
C  4813 2007  6820 
N1  5356 8738  14094 
N2 323 1130 15438  16890 
S  5816 17934 2 23752 
TOTAL 323 
BPPD 
17115  
BPPD 
44117    
BPPD 
2           
BPPD 
61557   
BPPD 
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Fuente: Departamento de Ingeniería. ORNCEM-Quito 2012. 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
Densidad del crudo del Campo Sacha por formaciones 
 
Tabla 5. API de Crudo del Campo Sacha 
FORMACIÓN GRAVEDAD TIPO DE CRUDO 
Hollín Inferior 29 CRUDO MEDIANO 
Hollín Superior 27 CRUDO MEDIANO 
Napo T 27 CRUDO MEDIANO 
Napo U 27 CRUDO MEDIANO 
Basal Tena 26 CRUDO MEDIANO 
 
Fuente: Departamento de Reservorios. ORNCEM-Quito 2012. 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Reservas de Petróleo 
Las reservas son cantidades de petróleo que se considera pueden ser recuperados 
comercialmente a partir de acumulaciones conocidas a una fecha futura. Todos los estimados 
de reservas involucran algún grado de incertidumbre. 
El grado relativo de incertidumbre aplicado por colocar las reservas en una de las dos 
clasificaciones principales, ya sea probadas o no-probadas. Las reservas no-probadas son 
menos ciertas a ser recuperadas que las probadas y pueden ser sub-clasificadas como reservas 
probables y posibles para denotar progresivamente el incremento de la incertidumbre en su 
recuperación. 
El campo Sacha es uno de los campos  más grandes del Ecuador, con un petróleo original en 
sitio de 3501 millones de barriles, reservas probadas de 1205  millones de barriles y reservas 
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remanentes de 400 millones de barriles, información perteneciente al informe oficial del 31 
Agosto del 2012.
29
 
La tabla 3. Proporciona información detallada por yacimiento y total sobre la producción 
acumulada de petróleo  en el campo Sacha  al 31 de Junio del 2012 y de las reservas 
remanentes existentes. 
Tabla 6. Reservas petróleo campo Sacha 
 
Fuente: Gerencia Técnica de Yacimientos - RIO NAPO CEM 
Elaborado por: Raisa Polo 
Tabla 7. Reservas Remanentes 
YACIMIENTO 
RESERVAS 
REMANENTES 
Bls. N.  
Basal Tena 
            
4.287.588,00  
U Inferior 
          
93.646.641,86  
T inferior 
          
79.085.246,03  
Hollin 
        
223.115.011,90  
TOTAL 
SACHA 
     
400.134.487,79  
                                                 
29
 Departamento de Ingeniería de Reservorios. (2012).Reservas de petróleo de agosto de 
2012 del Campo Sacha. Quito: ORNCEM. 
Basal Tena 117.685.666,00                         20,84                    24.527.100,00               -                 24.527.100,00            20.239.512,00          
U Inferior 762.615.924,00                         39,92                    304.436.276,86             -                 304.436.276,86          210.789.635,00        
T inferior 483.325.941,00                         38,26                    184.920.505,03             -                 184.920.505,03          105.835.259,00        
Hollin 2.137.516.953,00                      32,33                    691.059.230,90             -                 691.059.230,90          467.944.219,00        
TOTAL SACHA 3.501.144.484,00                  34,42                   1.204.943.112,79      -                1.204.943.112,79   804.808.625,00    
PRODUCCION 
ACUMULADA 
Bls. N.
YACIMIENTO
PETRÓLEO INSITU (POES) 
PROBADOS                                 
Bls. N
FACTOR DE 
RECOBRO                      
%
PROBADAS PROBABLES TOTAL
RESERVAS (Bls. N.)
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Fuente: Gerencia Técnica de Yacimientos - RIO NAPO CEM 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
La tabla 8. Proporciona información de la estimación de Factor de recobro del Campo Sacha  
al 31 de Junio del 2012 
 
Tabla 8. Factor de recobro de los yacimientos del Campo Sacha 
CAMPO YACIMIENTO FR total                  
% 
FR a (Junio-
2012)       
   % 
Diferencia  
% 
SACHA Basal Tena 20.84 17.2 3.64 
U Inferior 39.32 27.64 11.68 
T Inferior 38.26 21.9 16.36 
Hollin 32.33 21.89 10.44 
TOTAL SACHA 34.42 22.99 11.43 
 
Fuente: Gerencia Técnica de Yacimientos - RIO NAPO CEM 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
 
 
El sistema de producción 
 
El sistema de producción y sus componentes 
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El sistema de producción está formado por el yacimiento, la completación, el pozo y las 
líneas de flujo en la superficie.  
Es la forma mediante la cual se extrae el petróleo a superficie  pero cuando la presión del 
yacimiento disminuye debido, a la explotación de petróleo, la producción de fluidos baja 
hasta el momento en el cual, el pozo deja de producir por sí mismo, por lo que surge la 
necesidad de proporcionar energía adicional al pozo, para extraer los fluidos del yacimiento y 
este sea transportados hacia superficie.    
El yacimiento es una o varias unidades de flujo del subsuelo creadas e interconectadas por la 
naturaleza, mientras que la completación (perforaciones ó cañoneo), el pozo y las facilidades 
de superficie  es infraestructura construida por el hombre para la extracción, control, 
medición, tratamiento y transporte de los fluidos hidrocarburos extraídos de los 
yacimientos.
30
 
Proceso de producción 
El sistema de producción, comprende el recorrido de los fluidos desde el radio externo de 
drenaje en el yacimiento hasta el separador de producción en la estación de flujo. En la 
Gráfica 3. se muestra el sistema completo con cuatro componentes en el sistema: Yacimiento, 
Completación, Pozo, y Línea de Flujo Superficial. 
Existe una presión de partida de los fluidos en dicho proceso que es la presión estática del 
yacimiento, Pws, y una presión final o de entrega que es la presión del separador en la 
estación de flujo, Psep. 
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Gráfica  3. Sistema de Producción y sus Componentes 
Fuente: Manual Análisis Nodal– Departamento de Procesos  PDVSA; (formato PowerPoint) 
 
Recorrido de los fluidos en el sistema 
 
En el yacimiento. 
El movimiento de los fluidos comienza en el yacimiento a una distancia del pozo donde 
posee una presión fluyente, este viaja a través del medio poroso hasta llegar a la cara de la 
arena o radio del hoyo,  donde la presión es Pwfs. En esta etapa el fluido pierde energía en la 
medida que el medio sea de baja capacidad de flujo, presente restricciones en las cercanías 
del hoyo  y el fluido ofrezca resistencia al flujo.
31
 
En las perforaciones. 
Los fluidos aportados por el yacimiento, ya sea de un yacimiento consolidado o poco 
consolidado,  atraviesan la completación.  “Cuando atraviesan una fomación consolidada, la  
pérdida de energía se debe a la sobrecompactación  y a la longitud de penetración de los 
disparos; para un yacimiento poco consolidado la perdida de energía se debe a la poca área 
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expuesta a flujo. Al atravesar la completación los fluidos entran al fondo del pozo con una 
presión Pwf”.32 
En el pozo. 
Cuando los fluidos se encuentran  dentro del pozo, ascienden a través de la tubería de 
producción venciendo la fuerza de gravedad y la fricción con las paredes internas de la 
tubería. Llegan al cabezal del pozo con una presión Pwh. 
En la línea de flujo superficial. 
Al salir del pozo si existe un choque  de flujo en el cabezal ocurre una caída de presión que 
dependerá  del diámetro del orificio del reductor, luego el fluido al salir del reductor tiene una 
presión de la línea de flujo, que le ayudará al fluido a conducirse por la línea hasta llegar al 
separador en la estación de flujo, con una presión igual a la presión del separador Psep.
33
 
En las Gráficas 4 y 5 se presentan los componentes del sistema de una manera más detallada 
así como el perfil de presión en cada uno de ellos. 
 
Gráfica  4. Componentes del sistema de producción 
Fuente: Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis Nodal. Julio 
2008; (formato PDF)  
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Gráfica  5. Perfil de Presiones 
Fuente: Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis Nodal. Julio 
2008; (formato PDF) 
 
 
La pérdida de energía en forma de presión a través de cada componente, depende de las 
características de los fluidos producidos y especialmente, del caudal de fluido  transportado. 
 
Capacidad de producción del sistema 
La capacidad de producción del sistema  “responde a un balance entre la capacidad de aporte 
de energía del yacimiento y la demanda de energía de la instalación para transportar los 
fluidos hasta la superficie”.34 
La suma de las pérdidas de energía en forma de presión de cada componente es igual a la 
pérdida total, es decir, a la diferencia entre la presión de partida, Pws, y la presión final, Psep: 
Pws – Psep = ΔPy + ΔPc + ΔPp + ΔPl 
 
Dónde: 
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ΔPy = Pws – Pwfs = Caída de presión en el yacimiento, (IPR). 
ΔPc = Pwfs- Pwf = Caída de presión en la completación, (Jones, Blount & Glaze). 
ΔPp = Pwf-Pwh = Caída de presión en el pozo. (FMT vertical). 
ΔPl = Pwh – Psep = Caída de presión en la línea de flujo. (FMT horizontal) 
 
El balance de energía se le puede realizar en el fondo del pozo o en puntos (nodos) de la 
trayectoria del proceso de producción. 
Para realizar el balance de energía en el nodo se asumen convenientemente varias tasas de 
flujo y para cada una de ellas, se determina la presión con la cual el yacimiento entrega dicho 
caudal de flujo al nodo, y la presión requerida en la salida del nodo para transportar y 
entregar dicho caudal en el separador con una presión remanente igual a Psep.
35
 
Al considerar, el nodo en el fondo del pozo se tiene el siguiente balance: 
Presión de llegada al nodo: Pwf (oferta) = Pws - ΔPy – ΔPc 
Presión de salida del nodo: Pwf (demanda)= Psep + ΔPl + ΔPp 
  
Gráfica  6. Selección de Nodo en el fondo del pozo 
Fuente: Manual Análisis Nodal – Departamento de Procesos  PDVSA; (formato PowerPoint) 
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En cambio, si el nodo está en el cabezal del pozo: 
 
Presión de llegada al nodo: Pwh (oferta) = Pws – Δpy – Δpc - ΔPp 
Presión de salida del nodo: Pwh (demanda) = Psep + ΔPl 
 
 
Gráfica  7.  Selección de Nodo en la cabeza del pozo 
Fuente: Manual Análisis Nodal – Departamento de Procesos  PDVSA; (formato PowerPoint 
 
 
Curvas de oferta y demanda de energía en el fondo del pozo 
En el análisis nodal existen dos curvas representativas mediante las cuales  se puede 
interpretar el comportamiento productivo de un pozo, se las conoce como: curva de  Inflow 
(oferta) y  representa la presión de llegada de los fluidos al nodo en función del caudal o tasa 
de producción, y la curva de Outflow (demanda), es la presión requerida a la salida del nodo 
en función del caudal de producción. En la Gráfica 6 se encuentran las dos curvas 
características del Análisis Nodal.  
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Gráfica  8. Curvas de Oferta (Inflow) y Demanda (Outflow) 
Fuente: Manual Análisis Nodal – Departamento de Procesos  PDVSA; (formato PowerPoint) 
 
“La curva de demanda de un pozo depende de una gran cantidad de factores, entre los cuales 
destacan tasa de producción QL, porcentaje de agua y sedimentos (AyS), propiedades de los 
fluidos, relación gas-líquido (RGL), diámetro y rugosidad de la tubería. 
Realizando análisis de sensibilidad de las distintas variables asociadas, es posible determinar 
las condiciones óptimas de operación, entre ellas el diámetro de la tubería.”36 
 
Balance de energía y capacidad de producción. 
“El balance de energía entre la oferta y la demanda puede obtenerse numérica o gráficamente. 
Para realizarlo numéricamente consiste en asumir varias tasas de producción y calcular la 
presión de oferta y demanda en el respectivo nodo hasta que ambas presiones se igualen, 
mediante ensayo y error.”37 
Optimización del sistema. 
La optimización del sistema consiste en eliminar o minimizar las restricciones al flujo tanto 
en superficie como en el subsuelo, para ello es necesario la realización de múltiples balances 
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con diferentes valores de las variables más importantes que intervienen en el proceso, para 
luego, cuantificar el impacto que dicha variable tiene sobre la capacidad de producción del 
sistema.
38
 
 
Gráfica  9. Curvas de Optimización del sistema 
Fuente: Manual Análisis Nodal  – Departamento de Procesos  PDVSA; (formato PowerPoint) 
 
 
Para optimizar el sistema se realiza: 
Comparación del comportamiento actual del pozo (Match). “Consiste en reproducir para 
el caudal de producción obtenido durante la prueba del pozo, el perfil de presiones desde el 
separador hasta el fondo del pozo, utilizando las correlaciones empíricas más apropiadas para 
determinar las propiedades de los fluidos y las correlaciones de flujo multifásico que 
reproduzcan aceptablemente las caídas de presión tanto en la línea de flujo como en la tubería 
de producción. Se debe considerar el cambio de la RGL si es un pozo de LAG ó el cambio de 
la presión ó energía en el punto donde esté colocada una bomba. 
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Conocida la Pwf se determina el índice de productividad y el comportamiento de afluencia 
que exhibe la formación productora”39. 
 
Optimización aplicando Análisis Nodal. “Consiste en realizar varios análisis de 
sensibilidad de las variables más importantes y cuantificar su impacto sobre la producción. 
Las variables que mayor impacto tienen sobre la producción son los cuellos de botella del 
sistema. Las oportunidades de mejoras se deben buscar tanto en variables de “Outflow” ó 
Demanda y en variables del “Inflow” ó demanda. Finalmente se selecciona la mejor opción 
técnico-económica”40. 
 
Métodos de producción. 
Cuando existe una tasa de producción donde la energía con la cual el yacimiento oferta los 
fluidos, en el nodo, es igual a la energía demandada por la instalación (separador y conjunto 
de tuberías: línea y tubería de producción) sin necesidad de utilizar fuentes externas de 
energía en el pozo, se dice entonces que el pozo es capaz de producir por FLUJO 
NATURAL. A través del tiempo, en yacimientos con empuje hidráulico, los pozos 
comienzan a producir con altos cortes de agua la columna de fluido se hará más pesada y el 
pozo podría dejar de producir. Similarmente, en yacimientos volumétricos con empuje por 
gas en solución, la energía del yacimiento declinará en la medida en que no se reemplacen los 
fluidos extraídos trayendo como consecuencia el cese de la producción por flujo natural. 
Cuando cesa la producción del pozo por flujo natural, se requiere el uso de una fuente externa 
de energía para lograr conciliar la oferta con la demanda; la utilización de esta fuente externa 
de energía en el pozo con fines de levantar los fluidos desde el fondo del pozo hasta el 
separador es lo que se denomina método de LEVANTAMIENTO ARTIFICIAL. 
“El objetivo de los métodos de Levantamiento Artificial es minimizar los requerimientos de 
energía en la cara de la arena productora con el objeto de maximizar el diferencial de presión 
através del yacimiento y provocar, de esta manera, la mayor afluencia de fluidos sin que 
generen problemas de producción: migración de finos, arenamiento, conificación de agua ó 
gas, etc.”41 
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Sistemas de levantamiento artificial 
 
En el Campo Sacha se utiliza los sistemas de levantamiento artificial por Bombeo Hidráulico, 
Electrosumergible  y Flujo Natural; se describirá brevemente los sistemas más aplicados en la 
estación Norte 2. 
 
Levantamiento artificial con bombas hidráulicas 
Introducción. 
El principio fundamental en el que se basa el bombeo hidráulico es la ley de Pascal, que 
indica: “la presión aplicada en cualquier punto sobre un líquido contenido en un recipiente se 
transmite con igual intensidad a cada porción del líquido y a las paredes del recipiente que lo 
contiene”42. El uso de este principio permite transmitir la presión desde un sistema superficial 
central a través de tubería llena de líquido a cualquier número de puntos debajo de la 
superficie en un pozo.  
La particularidad en este tipo de levantamiento artificial es el empleo de otro fluido externo al 
de la producción, el cual se denomina fluido motriz, dicho fluido es inyectado a altas 
presiones con el fin de generar una mayor energía potencial. 
Este método tiene la ventaja que no usa cables ni varillas en el interior del casing, pero la 
desventaja es que necesita un sistema de bombeo adicional en superficie, como se observan 
en la Gráfica 10. 
Con este sistema de levantamiento producen  62 pozos en todo el campo Sacha con una 
producción promedio de 17115 BPPD, y en la de la Estación Norte 2 consta de 2 pozos, 
aportando una producción promedio del campo a agosto del 2012 de 1106 BPPD. 
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Gráfica  10. Sistema de Levantamiento Hidráulico 
Fuente: Manual  de entrenamiento para uso de Wellflo
™
,
   
realizado por la empresa 
Weatherford. Septiembre 2011. Día 4 – Pág. 5.4; (formato PDF) 
 
 
Componentes de un sistema de Bombeo Hidráulico. 
Los componentes que conforman el sistema de Levantamiento por Bombeo Hidráulico 
pueden ser clasificados en dos grandes grupos:  
Equipos de superficie 
• Unidad de potencia (bombas superficiales triplex o multiplex de alta presión) 
• Motor 
• Equipo de cabezal de pozo 
• Cabezal de distribución (manifold) 
• Válvula de cuatro vías 
• Sistema de tanques de almacenamiento y tratamiento de fluido motriz 
• Equipo de limpieza de solidos 
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Equipos de subsuelo 
 Aisladores de Zona (packer) 
 Bomba de subsuelo (tipo pistón o jet) 
 Standing valve 
 
Sistema de fluido motor 
• Cerrado: Cuando el fluido utilizado no se mezcla con el fluido que se produce de 
la formación 
• Abierto: Cuando el fluido utilizado se mezcla con el fluido que se produce de la 
formación. 
 
Tipos de Sistema de fondo.  
Bomba tipo Pistón: El bombeo tipo pistón consiste de un sistema integrado de equipo 
superficial acoplado a una tubería  conectada al pozo; este equipo transmite  potencia  a una 
unidad instalada a una determinada profundidad mediante acción hidráulica.  
El flujo de fluido motriz  inyectado acciona este equipo subsuperficial, consistente  de una 
bomba y un motor  como elementos principales. El funcionamiento del bombeo hidráulico 
tipo pistón está formado por un conjunto de pistones que van subiendo y bajando en forma 
alternativa de un modo parecido a los pistones de un motor a partir del movimiento rotativo 
del eje.
43
 
Existen dos tipos de bombas Pistón:  
Bomba de Acción Simple: desplaza  el fluido hasta superficie, en el recorrido ascendente o 
descendente. Ver  Gráfica 11.  
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Gráfica  11. Bomba de Acción Simple 
Fuente: Bombeo Hidráulico Tipo Piston – Pág. Web. 
www.slideshare.net/gabosocorro/bombeo-hidralico-tipo-pistn; (formato PowerPoint) 
    
Bomba de Doble Acción: desplaza el fluido hasta superficie, en los dos recorridos ascendente 
y descendente. Ver Gráfica 12. 
 
Gráfica  12. Bomba de  Doble Acción 
Fuente: Bombeo Hidráulico Tipo Pistón – Pág. Web. 
www.slideshare.net/gabosocorro/bombeo-hidralico-tipo-pistn; (formato PowerPoint) 
 
  
Bomba tipo Jet: Las características  más importantes de esta bomba, es que no tiene partes 
móviles, la acción de bombeo está dada por la transferencia de energía que existe entre las 
dos corrientes de fluido, el fluido motriz a alta presión pasa a través del nozzle donde la 
energía potencial es convertida en energía cinética en la forma de fluido a gran velocidad.
44
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A. Carrera ascendente 
B. Carrera descendente 
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Gráfica  13. Representación de los Cambios de Energía en la bomba Jet 
Fuente: Manual  de entrenamiento para uso de Wellflo
™ 
,
   
realizado por la empresa 
Weatherford. Septiembre 2011. Día 4 -  Pág. 5.2; (formatoPDF) 
 
 
En la Gráfica 13, se aprecian las partes más importantes de la bomba Jet, como son el nozzle, 
garganta y difusor. El fluido motriz pasa a través de esta boquilla (nozzle) donde toda su 
presión se transforma en energía cinética. 
 
Ventajas del bombeo hidráulico. 
 Pueden ser usados en pozos profundos (+/- 18000 ft) 
 No requieren, taladro para remover el equipo de subsuelo. 
 Puede ser utilizado en pozos desviados, direccionales y sitios inaccesibles. 
 Varios pozos pueden ser controlados y operados desde una instalación central de 
control. 
 Puede manejar bajas concentraciones de arena.45 
 
Desventajas del Bombeo Hidráulico. 
 Costo inicial alto. 
 Las instalaciones de superficie presentan mayor riesgo, por la presencia de altas 
presiones.  
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 Altos costos en la reparación del equipo. 
 No es recomendable en pozos de alto RGP 
 Problemas de corrosión.  
 El diseño es complejo.46 
 
Parámetros de un sistema de Bombeo Hidráulico tipo Jet.  
 Alta dependencia de la potencia requerida. Bajo en mantenimiento de bombas, costos 
relacionados con el tamaño de la garganta y las boquillas. 
 Su confiabilidad es buena con un apropiado tamaño de garganta y boquillas de la 
bomba para las condiciones de operación. Debe evitarse operarse en rangos de 
cavitación en la garganta de la bomba. Problemas para presiones mayores a 4000 
psia. 
 Fácil de remover. Algunos se dan como pago de su valor. Buen mercado para las 
triples bombas. 
 Su eficiencia es de buena a pobre, máxima eficiencia solo en 30% altamente 
influenciado por el fluido de potencia más el gradiente de producción. Eficiencia 
tiple entre 10-20%. 
 Su flexibilidad es de buena a excelente, la tasa de fluido de poder y presión ajustable 
a condiciones de producción capacidad de levantamiento. Selección de gargantas y 
boquillas de amplia gama de tamaños - de volumen y capacidad.
47
 
 
Sistema de Levantamiento con Bombas Electrosumergibles 
Introducción 
El bombeo electrosumergible es un sistema de levantamiento artificial aplicado para 
desplazar volúmenes de crudo con una alta eficiencia y economía, en yacimientos 
potencialmente rentables y en pozos profundos, con el objeto de manejar altas tasas de flujo. 
“El método de levantamiento artificial consiste en elevar el fluido del pozo mediante una 
bomba centrífuga, la cual es accionada por un motor eléctrico, ambos ubicados en el fondo 
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del pozo, y alimentados de energía eléctrica suministrada desde superficie a través de un 
cable de potencia”.48 Es uno de los más eficientes métodos para caudales relativamente 
grandes, su desventaja respecto a otros tipos de levantamiento radica en que los equipos 
utilizados son costosos, y se debe tener un elevado índice de monitoreo y supervisión con el 
fin de tener un comportamiento adecuado en el sistema. 
En la Gráfica 14. Se aprecia cada uno de los componentes de un sistema de levantamiento por 
bombeo electrosumergible, tanto en superficie como en fondo del pozo. 
 
Gráfica  14. Diagrama Bomba Electrosumergible 
Fuente: ESP-System – ESP – Wood Group 
Con este sistema de levantamiento producen  116 pozos en todo el campo Sacha con una 
producción promedio de 44117 BPPD, y en la de la Estación Norte 2 consta de 38 pozos, 
aportando una producción promedio hasta el mes de agosto de 14975 BPPD. 
 
Componentes del sistema de Bombeo Electrosumergible (BES).  
Equipo de subsuelo 
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• Bomba centrifuga 
• Sección de entrada estándar o el separador de gas 
• Sección de   sello o  protector, 
• Motor   eléctrico. 
• Sensor de fondo 
• Herramienta Y (Y Tool - opcional)49 
 
Equipo de superficie 
• Cabezal de descarga 
• Ventilador de frecuencia o controlador de arranque directo  
• Caja de unión o venteo 
• Conjunto de transformadores. 
• Panel de Control del Motor.50 
 
Componentes de Accesorios (válvula de drenaje, válvula de venteo, soportes en el cabezal, 
centralizadores y bandas de cable. 
Ventajas.  
• Puede levantar altos volúmenes de fluidos 
• Maneja altos cortes de agua (aplicables en costa a fuera) 
• Puede usarse para inyectar fluidos a la formación. 
• Su vida útil puede ser muy larga. 
• Trabaja bien en pozos desviados.       
• No causan destrucciones en ambientes urbanos 
• Fácil aplicación de tratamientos contra la corrosión y formaciones de escamas.51 
Desventajas.  
• Inversión inicial muy alta.  
• Alto consumo de potencia.  
• No es rentable en pozos de baja producción. 
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• Los cables se deterioran al estar expuestos a temperaturas elevadas. 
• Susceptible a la producción de gas y arena. 
• Su diseño es complejo. 
• Las bombas y motor son susceptibles a fallas.52 
 
Parámetros del Bombeo Electrosumergible (BES).  
• Temperatura: limitado por  T>350º f para motores y cables especiales  
• Presencia de gas: saturación de gas libre < 10% 
• Presencia de arena: < 200 ppm (preferiblemente 0) 
• Viscosidad: limite cercano a los 200  cps.  
• Profundidad: 6000 - 8000 pies 
• Tipo de  completación: Tanto  en pozos  verticales,  como desviados.  
• Volumen de fluido: hasta 20000BFPF,  máximo 40000BFPD.53 
 
Comportamiento de afluencia de las formaciones productoras 
Flujo de fluidos en el yacimiento 
El movimiento de los fluidos se origina al establecer en el yacimiento un gradiente de presión 
a una distancia equivalente al radio de drenaje, re, el caudal o tasa de flujo dependerá no solo 
de dicho gradiente, ya que en el trayecto, el flujo pierde energía, debido a que depende, de las 
propiedades de la roca y  del fluido. La capacidad de aporte del yacimiento hacia el pozo se 
cuantificará mediante la aplicación de la ecuación de Vogel, Fetckovich, etc.
54
 
Como la distribución de presión cambia a través del tiempo es necesario establecer los 
distintos estados de flujo presentes en el yacimiento: 
Flujo no continuo o  transitorio (dp/dt ≠ 0).  
Se presenta cuando se abre a la producción un pozo que se encontraba cerrado, o viceversa. 
En el cual, el gradiente de presión cambia con el tiempo, la duración de este periodo pueden 
ser días u horas. 
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Flujo continuo (dp/dt =0). 
Se presenta cuando su distribución de presión en el yacimiento se estabiliza, este tipo de flujo 
está asociado con yacimientos con la presencia de un acuífero activo o lo suficientemente 
grande, de tal manera, que ayude a mantener constante la presión, Pws. 
Flujo semicontinuo (dp/dt =cte). 
Se presenta cuando la distribución de presión en el yacimiento se mantiene constante con 
respecto a tiempo. 
La ecuación de Darcy estima la tasa de producción de petróleo, en función de las condiciones 
actuales de los yacimientos productores del Campo. 
Bajo condiciones de flujo semicontinuo, la ecuación de Darcy para flujo Radial que permite 
estimar la tasa de producción de petróleo en un área de drenaje de forma circular hacia el 
pozo productor es la Ec. 1 
          
  
  (        )
    (  
  
  
       )
                                
En dónde: 
K= Permeabilidad, md 
h= Espesor neto, ft 
Pws= Presión Estática del Reservorio, Psi 
Pwfs= Presion de fondo fluyente 
Uo= Viscosidad del petróleo, cp 
Bo= Factor Volumétrico, BF/Bls 
Re= Radio de drenaje, ft 
rw= Radio delpozo, ft 
s= Daño de la formacion 
7,08*10
-3 
= valor obtenido de la conversión de unidades Darcy a unidades de campo. 
0,5=  valor que demuestra que la caída de presión con respecto a la presión al contorno 
exterior del pozo, es una constante durante el flujo de estado pseudo continuo.   
 
Índice de productividad (IP o J) 
Se define como la relación existente entre la tasa de producción, qo, y el diferencial entre la 
presión del yacimiento y la presión fluyente en el fondo del pozo, (Pws – Pwf). Representa la 
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tangente del ángulo de la secante de la curva IPR entre los puntos de presión estática Pe y 
presión de fondo fluyente de interés. 
 
    
  
       
 
           
      *  (
  
  
)      +
                                   Ec. 6 
Dónde: 
IP= índice de productividad, BFPD/psi. 
Qt= Caudal de fluido total, BFPD. 
Pws= Presión Estática del Reservorio, Psi 
Pwfs= Presion de fondo fluyente 
 
Se aprecia que la ecuación es lineal, en donde la Presión Fluyente (Pwfs) es inversamente 
proporcional al caudal (Qt); la ecuación de darcy para flujo radial está considerada bajo 
condiciones de flujo semicontinuo. 
 
Método de Vogel 
“Voguel en el año de 1967 estimó curvas de IPR a distintos estados de agotamiento del 
yacimiento basándose en las ecuaciones presentadas por Weller para yacimientos que 
producen por gas en solución, lo más importante de su trabajo fue que obtuvo una curva 
adimensional válida para cualquier estado de agotamiento después que el yacimiento se 
encontraba saturado sin usar información de la saturación de gas y Krg”.55 
La siguiente ilustración indica esquemáticamente el trabajo de Vogel 
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Gráfica  15. Curva de Vogel 
Fuente: Fuente. : Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis 
Nodal. Julio 2008, pág. 31; (formato PDF) 
 
Como resultado de su trabajo Vogel publicó la siguiente ecuación para considerar flujo 
bifásico en el yacimiento: 
  
     
       (
   
   
)     (
   
   
)
 
                                         
  
 
Ecuación de Vogel para yacimientos subsaturados 
La IPR tendrá un comportamiento lineal para Pwfs mayores o iguales a Pb y un 
comportamiento tipo Vogel para Pwfs menores a Pb tal como se muestra en la siguiente 
Gráfica 16. 
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Gráfica  16. Curva de IPR para yacimientos subsaturados 
Fuente. : Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis Nodal. Julio 
2008, pág. 33; (formato PDF) 
 
Dado que la IPR consta de dos secciones, para cada una de ellas existen ecuaciones 
particulares: 
En la parte recta de la IPR, q ≤ qb ó Pwfs ≥ Pb, se cumple:  
 
    (       ) 
 
En la sección curva de la IPR, q < qb ó Pwfs > Pb, se cumple:  
 
     (       )       (
   
   
)     (
   
   
)
 
                 
 
     (      )                                                     Ec.9 
         (
    
   
)                                               
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Las tres ecuaciones anteriores constituyen el sistema de ecuaciones a resolver para obtener 
las incógnitas J, qb y qmax. Introduciendo las dos últimas ecuaciones en la primera y 
despejando J se obtiene: 
   (
 
       
  
   
       (
   
   
)     (
   
   
)
 
 
)                           
  
 
Flujo multifásico en tuberías 
 
El estudio del flujo multifásico en tuberías permite estimar la presión requerida en el fondo 
del pozo para transportar un determinado caudal de producción hasta la estación de flujo en la 
superficie. El objetivo del presente del capitulo es determinar, mediante correlaciones de 
flujo multifásico en tuberías (FMT), la habilidad que tiene un pozo para extraer fluidos del 
yacimiento.
56
 
En pozos que producen a bajas tasas, la diferencia entre las velocidades a las cuales fluyen las 
fases líquida y gaseosa es significativa. Este fenómeno se conoce como deslizamiento 
("slippage") de fases. Por otro lado, las fases gaseosa y líquida no conforman una mezcla 
homogénea, dando origen a configuraciones geométricas complicadas, denominadas patrones 
de flujo. La existencia del deslizamiento y patrones de flujo introducen complicaciones en el 
análisis de flujo multifásico y requieren que se desarrollen nuevos conceptos y metodologías 
para la obtención del gradiente de presión. Se han desarrollado principalmente dos maneras 
de atacar el problema de flujo multifásico no homogéneo: las correlaciones empíricas y los 
modelos mecanísticos. El cálculo de un perfil de presión para flujo multifásico en tuberías 
involucra la integración de la ecuación diferencial de energía.
57
 
  
  
 
 
   
(
      
  
 
     
     
 
    
     
)                                       
                                                 
56
 Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis Nodal y Flujo 
Multifásico. Julio 2008 
57
 Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis Nodal y Flujo 
Multifásico. Julio 2008 
  
48 
 
 
Dónde: 
      
  
 (
  
  
)
    
: Gradiente de presión por elevación 
 
     
     
 (
  
  
)
     
: Gradiente de presión por fricción. 
 
    
     
 (
  
  
)
      
: Gradiente de presión por aceleración 
 
(
  
  
): Gradiente de presión total. 
 
1/144: Factor de conversión de plg² a ft² 
 
Flujo de fluidos en el pozo y en la línea de flujo  
Durante el transporte de los fluidos desde el fondo del pozo hasta el separador en la estación 
de flujo existen pérdidas de energía tanto en el pozo como en la línea de flujo en la superficie. 
Las fuentes de pérdidas de energía provienen de los efectos gravitacionales, fricción y 
cambios de energía cinética, descrito en la  Ec. 12. 
 
Algoritmo para calcular las pérdidas de presión del fluido
58
.  
 
Maggiolo (2008), menciona que para calcular las pérdidas de presión del fluido se debe: 
 
1. Determinar un perfil de temperaturas dinámicas tanto en la línea como en el pozo. 
(Ecuación de Ramey en el pozo, por ejemplo)  
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2. Dividir tanto la línea de flujo como la tubería de producción en secciones de 200 a 
500 pies de longitud.  
3. Considerar el primer tramo y asignar P1= Psep y asumir un valor de P2a 
4. Calcular P y T promedio para el tramo y determinar las propiedades de los fluidos: 
petróleo, agua y gas.  
5. Calcular el gradiente de presión dinámica (ΔP/ΔZ) utilizando la correlación de Flujo 
Multifásico en Tuberías más apropiada.  
6. Calcular: ΔP = ΔZ.[ΔP/ΔZ] y P2c = P1 + ΔP; luego compararlo con P2a, si satisface 
una tolerancia pre-establecida se repite el procedimiento para el resto de los 
intervalos hasta el fondo, de lo contrario se repiten los cálculos en el mismo intervalo 
tomando como asumido el último valor de P2 (calculado).
59
  
 
ΔP en la línea de flujo = ΔPl=ΣΔZ 
                             ∑   (
   
  
)
 
 
   
                      
                   ∑   (
   
  
)
 
                           
 
   
 
Donde “n” representa el número de secciones de la línea de flujo y “m” representa el número 
de secciones de la tubería en el pozo.  
 
Luego de conocer las pérdidas de energía en la línea de flujo a un determinado caudal se 
puede determinar la presión de cabeza del pozo con la Ecuación 14. 
                                                Pwh = Psep + ∆Pl                 Ec. 14 
Dónde: 
Pwh= presión de cabeza del pozo, psig. 
Psep= presión del separador, psig. 
ΔPl= pérdida de presión en la línea de flujo, psig. 
 
                                                 
59
 Maggiolo Ricardo. Optimización de la Producción Mediante Análisis Nodal y Flujo 
Multifásico. Julio 2008 
  
50 
 
De igual forma se puede obtener la presión requerida en el fondo, una vez determinada la 
pérdida de presión en el pozo a un determinado caudal, mediante la Ecuación 15. 
  Pwf = Pwh + ∆Pp                                   Ec.15 
 
Dónde: 
Pwf= presión de fondo fluyente del pozo, psig. 
Pwh= presión de cabeza del pozo, psig. 
ΔPp= perdida de presión en el pozo, psig. 
 
Consideraciones teóricas del flujo multifásico en tuberías  
A continuación se presentan algunas consideraciones teóricas requeridas para comprender el 
cálculo del flujo monofásico y multifásico en tuberías, para luego describir las correlaciones 
de Hagedorn & Brown y la de Beggs & Brill. 
Cálculo del factor de fricción (f).  
“El coeficiente de resistencia de Darcy-Weisbach o factor de fricción es un parámetro que 
está en función del número de Reinolds y la rugosidad relativa; carece de unidades”60. Se 
calcula mediante la Ecuación 16, cuando el flujo es laminar. 
 
      
    
     
 
  
   
                                                         
 
f= factor de fricción, adimensional. 
NRe= número de Reinolds, adimensional.  
64= valor numérico obtenido en la deducción de la fórmula de Darcy- Weisbach 
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“El factor de fricción para flujo turbulento se puede determinar mediante un proceso de 
ensayo y error, utilizando la Ecuación 17, propuesta por Colebrook, y describe este factor de 
fricción en la región  de transición o pared parcial rugosa.” 
 
   {         (
   
 
 
    
   √   
)}
  
                            
Dónde: 
fc= factor de fricción calculado, adimensional. 
 
 
 = rugosidad relativa, plg/plg. 
NRe= número de Reinolds de la mezcla, adimensional. 
fs= factor de fricción asumido, adimensional. 
 
El factor de fricción para flujo multifásico es encontrado de diferentes maneras dependiendo 
del investigador, y existen numerosas correlaciones. En algunos casos es necesario 
determinar el NRe de dos fases.  
 
 
Dónde: 
d= diámetro, plg. 
Vm= velocidad de la mezcla, pie/s. 
ρm= densidad de la mezcla, lb/pie3. 
µm= viscosidad de la mezcla, cp. 
 
  
Definiciones básicas.  
Factor de Entrampamiento o “Holdup” (HL). 
El factor de entrampamiento líquido o “Holdup”, se define como la fracción del volumen de 
la tubería ocupado por líquido. 
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“Otra medida del fenómeno de "holdup" que se utiliza comúnmente en la interpretación de 
registros de producción es la "velocidad de escurrimiento" (Vs). Este parámetro está definido 
como la diferencia entre las velocidades promedio de las dos fases” 61: 
      ̅     ̅                                                         
“La velocidad de escurrimiento no es una propiedad independiente del holdup, pero es otra 
forma de representar el mismo. Con el objeto de relacionar el holdup con la velocidad de  
escurrimiento, se definen las velocidades superficiales del gas (Vsg) y del líquido (Vsl)”62 : 
 
     
  
  
                                                                          
     
  
  
                                                                            
                                                                               
Dónde: 
VSg: Velocidad superficial del gas, pie/seg. 
Al: Área ocupada por el líquido, pie2. 
Ag: Área ocupada por el gas, pie2. 
AT: Área transversal de la tubería, pie2. 
VSL: Velocidad superficial del líquido, pie/seg. 
 
Las velocidades promedio, Vg y Vl se relacionan con las velocidades superficiales y el 
holdup con las siguientes ecuaciones: 
 
  ̅̅ ̅̅   
   
  
                                                                           
  ̅̅̅   
   
  
                                                                          4 
Factor de entrampamiento sin deslizamiento (no-slip liquid holdup”), (λl). 
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Se define como la razón de volumen de líquido en un segmento de tubería dividido para el 
volumen del segmento de la tubería, considerando que el gas y el líquido viajaran a la misma 
velocidad (sin deslizamiento) 
    
  
      
                                                               
 
Dónde: 
λl: Factor de entrampamiento líquido sin deslizamiento, adim. 
ql: La suma de las tasas de agua y petróleo en sitio. 
qg :Tasa de gas en sitio. 
 
 
 
Densidad. 
El cálculo de la densidad de un sistema multifásico requiere conocer las fracciones de líquido 
y gas. A continuación se describe las ecuaciones para el cálculo de las de densidad de flujo 
multifásico conociendo el factor de Hold Up de líquido, con o sin deslizamiento: 
ρ = ρL.  HL + ρg. Hg                                                  Ec. 26 
ρ= ρL.  λL + ρg. λg                                                           Ec. 27 
 
La primera ecuación, es decir, la ecuación 26 es empleada generalmente para calcular el 
gradiente de presión debido a los cambios de elevación, tomando en cuenta el deslizamiento 
de las fases. Algunas correlaciones sé fundamentan en una de la suposición de que no existe 
deslizamiento entre las fases, en estos casos es usada la ecuación número 27. En general estas 
ecuaciones representan las diversas formas para calcular la densidad promedio de una mezcla 
multifásica. En las expresiones anteriores se encuentran relacionadas las densidades del 
líquido y del gas las cuales se calculan a continuación.
63
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La densidad total del líquido debe ser calculada tomando en consideración las densidades del 
petróleo y del agua. Si se asume que no existe deslizamiento entre el petróleo y el agua se 
debe tomar en consideración la tasa de flujo del petróleo y del agua. 
 
Dónde: 
 
                                                                                         
 
fo: Flujo fraccional de petróleo en sitio. 
fw: Flujo fraccional de agua en sitio. 
ρo: densidad de petróleo en sitio, gr/cm3 
ρw: densidad de  agua en sitio, gr/cm3 
 
 
Velocidad. 
Muchas correlaciones de flujo multifásico están basadas en una variable llamada velocidad 
superficial. La velocidad superficial de un fluido se define como la velocidad que presentaría 
si la fase fluyera sola a través de toda la sección transversal de la tubería. 
Velocidad superficial del gas (Vsg) 
 
     
  
 
                                                             
Dónde: 
A: Área de la tubería (f
2
 t) 
Vsg: Velocidad superficial del gas (ft /sg) 
Qg: Tasa de gas. 
 
Velocidad superficial del líquido (Vsl): 
 
     
  
 
                                                        
 
 
Dónde:  
Q1 : tasa de producción de líquido. 
  
55 
 
 
Velocidad de la mezcla: 
 
                                                           
Viscosidad. 
En general, la viscosidad de un fluido es una medida de la fricción interna o resistencia que 
ofrecen sus moléculas a fluir (moverse), la viscosidad de la mezcla se utiliza para determinar 
algunos números adimensionales como el número de Reynolds que son parámetros de las 
correlaciones y puede ser calculada mediante varios modelos. 
 
Viscosidad del líquido: La viscosidad de la mezcla de agua y petróleo se calcula con la 
siguiente expresión: 
 
       
       
  
  
       
  
                                               
 
Viscosidad de la mezcla: 
 
                                                                 
Patrones de flujo. 
 
Cuando dos o más fluidos fluyen simultáneamente por una tubería, se presentan diferentes 
tipos de patrones de flujo. Por patrones de flujo se entiende la distribución de una fase con 
respecto a otra a lo largo de la tubería. 
 
Tabla 9. Patrones para flujo vertical 
PATRONES DE FLUJO PARA FLUJO VERTICAL 
Flujo 
Burbuja 
Como en el caso horizontal, la fase 
gaseosa es dispersa en pequeñas burbujas 
discretas en una fase líquida continua, 
siendo la distribución aproximadamente 
homogénea. 
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Flujo  
Tapón 
Consiste de sucesivas burbujas separadas 
por tapones de líquido. Una delgada 
película líquida fluye corriente abajo entre 
la burbuja y la pared de la tubería. La 
película penetra en el siguiente tapón 
líquido y crea una zona de mezcla aireada 
por pequeñas burbujas de gas. 
 
Flujo 
Transición 
Es caracterizado por un movimiento 
oscilatorio, este tipo de flujo es similar al 
Slug Flow, los límites no están bien claros 
entre las fases. Ocurre a mayores tasas de 
flujo de gas, donde el tapón de líquido en 
la tubería llega a ser corto y espumoso.  
Flujo  
Neblina 
En flujo vertical, debido a la simetría de 
flujo el espesor de la película líquida 
alrededor de la pared de la tubería es 
aproximadamente uniforme. Como en el 
caso horizontal el flujo es caracterizado 
por un rápido movimiento de gas en el 
centro. La fase líquida se mueve más lenta 
como una película alrededor de la pared 
de la tubería y como gotas arrastradas por 
el gas. 
 
 
Elaborado por: Raisa Polo 
Fuente. : Maggiolo Ricardo. Análisis Nodal y Flujo Multifásico. Julio 2008, pág 51; (formato 
PDF) 
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Tabla 10. Patrones para flujo horizontal 
PATRONES DE FLUJO PARA FLUJO HORIZONTAL 
Flujo 
Estratificado 
Ocurre a tasas de flujo relativamente bajas 
de gas y líquido. Las dos fases son 
separadas por gravedad, donde la fase 
liquida fluye al fondo de la tubería y la 
fase gaseosa en el tope 
 
Flujo  
Intermitente 
Es caracterizado por flujo alterno de 
líquido y gas, lugs o slugs de líquido, los 
cuales llenan el área transversal de la 
tubería, son separados por bolsillos de gas, 
los cuales tienen una capa líquida 
estratificada fluyendo en el fondo de la 
tubería.  
Flujo Anular Ocurre a muy altas tasas de flujo de gas. 
La fase gaseosa fluye en un centro de alta 
velocidad, la cual podría contener gotas de 
líquido arrastradas. El líquido fluye como 
una delgada película alrededor de la pared 
de la tubería.  
 
Burbujas 
Dispersas 
Asociado a muy altas tasas de flujo de 
líquido, la fase líquida es la fase continua, 
y la gaseosa es la dispersa como burbujas 
discretas. A tasas de líquido mayores, las 
burbujas de gas con más uniformemente  
dispersas en el área transversal de la 
tubería. Bajo condiciones de flujo de 
burbuja disperso, debido a las altas tasas 
de flujo de líquido, las dos fases están 
moviéndose a la misma velocidad y el 
flujo es considerablemente homogéneo. 
 
 
Elaborado por: Raisa Polo 
Fuente. : Maggiolo Ricardo. Análisis Nodal y Flujo Multifásico. Julio 2008, pág 49; (formato 
PDF) 
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Velocidad de erosión 
La línea de flujo, sistemas múltiples (manifolds) y otras líneas que transporten, gas, líquido o 
flujo bifásico se deben dimensionar, principalmente basándose en la velocidad de flujo, 
debido a que tienen principal relación en la erosión o corrosión de las paredes de la tubería. 
La velocidad de erosión o “desgaste por abrasión en tuberías es proporcional a la velocidad y 
cantidad del flujo, y al tamaño y forma de las partículas contenidas en el fluido abrasivo. La 
resistencia a la abrasión de cualquier material es una función de la magnitud del flujo y las 
características de las partículas que se puedan presentar en la instalación. 
Este desgaste es proporcional a la velocidad de flujo y aumenta, con la presencia de CO2 o de 
H2S y en la presencia de puntos de cambio de trayectoria como es el caso de los codos. 
La siguiente ecuación, se puede utilizar si se desconoce la capacidad de erosión de un flujo, y 
establece la velocidad límite para el dimensionamiento de tuberías de proceso. 
   
 
√ 
                                                                
Dónde: 
Ve = velocidad de erosión, (ft/s) 
C = constante empírica según la Norma API RP14E 
ρ = densidad del líquido, gas o mezcla bifásica en (lb/ft3) 
 
“La experiencia en la industria muestra que los flujos con presencia de sólidos libres, el valor 
de C=100 para el caso de líneas de uso continuo, C=125 uso intermitente. Para el caso de las 
líneas de flujo con sólidos libres, en las que no se espera corrosión o a su vez se las protege 
de inhibidores el valor de C= 150 a 200 puede ser usado, y valores por arriba de 250 puede 
ser usado para las líneas de uso intermitente”.64 
 
 
                                                 
64 Braeckman, E. Estudio de factibilidad de sistemas desarenadores en la estación de flujo 
(NMEF-7), ubicada en el norte del estado de Monagas (1999) 
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Curva de Demanda de energía 
La curva de demanda de energía en el fondo del pozo representa la capacidad que tiene el 
pozo de extraer fluidos del yacimiento. Si se evalúan las Pwh y las Pwf requeridas para 
distintas tasas de producción y se grafican vs. la tasa de producción Q, se obtienen las curvas 
de demanda de energía en el cabezal y fondo del pozo.  
La Gráfica 17, muestra las curvas de demanda de energía, el cual para un caudal dado se 
observa las pérdidas de presión en la línea, ΔPl, y en el pozo, ΔPp.”65 
 
 
Gráfica  17. Curva de Demanda de energía 
Fuente. : Maggiolo Ricardo. Análisis Nodal y Flujo Multifásico. Julio 2008, pág. 104; 
(formato PDF) 
 
Rangos característicos de la curva de Demanda (Outflow) 
Para un tamaño fijo de tubería vertical existe un rango óptimo de tasas de flujo que puede 
transportar eficientemente, para tasas menores a las del rango óptimo se originará un 
deslizamiento de la fase líquida (baja velocidad) lo que cargará al pozo de líquido 
aumentando la demanda de energía en el fondo del pozo, y para tasas de flujo mayores a las 
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del rango óptimo aumentará las pérdidas de energía por fricción (alta velocidad) aumentando 
sustancialmente los requerimientos de energía en el fondo del pozo. La Gráfica 18, muestra 
los rangos antes mencionados.
66
 
 
Gráfica  18. Rangos característicos de la curva de Demanda 
Fuente. : Maggiolo Ricardo. Análisis Nodal y Flujo Multifásico. Julio 2008, pág. 104; 
(formato PDF) 
 
 
 
Capacidad de producción del sistema 
 
Pozos con bombeo electrosumergible (BES) 
“La capacidad de producción del pozo con BES depende de la profundidad donde se coloque 
la bomba, de la capacidad de bombeo de la misma y del trabajo que realice sobre el fluido. La 
bomba centrífuga succionará el fluido reduciendo la presión fluyente en el fondo del pozo 
logrando conciliar nuevamente la demanda de fluidos con la capacidad de aporte de fluidos 
del yacimiento”67. A mayor RPM del motor mayor será la capacidad de extracción de la 
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bomba y con ello la del pozo. El Gráfico 17 muestra el efecto de las RPM del motor-bomba 
sobre la producción del pozo. 
 
 
Gráfica  19. Curva de rendimiento del pozo en función de las RPM del motor 
Fuente: Maggiolo Ricardo. Análisis Nodal y Flujo Multifásico. Julio 2008. (formato PDF) 
 
 
Análisis total del Sistema 
 
Introducción 
Con el objetivo de optimizar la producción utilizando el Análisis Nodal, se debe adecuar la 
infraestructura tanto en superficie como de subsuelo,  mediante la detección de restricciones 
al flujo y cuantificación de su impacto sobre la capacidad de producción total del sistema. 
“Este término se refiere a las particularidades del análisis nodal considerando diversas 
sensibilidades en valores de parámetros, así como extender la evaluación para abarcar más 
que un simple pozo, es decir, integrarlo con los elementos aguas arriba que puede ser una 
simple línea de flujo, o una red de tuberías en las que puede haber flujo multifásico o 
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monofásico, equipos de separación, tratamiento; que permiten conducir las corrientes hasta 
un punto final de recolección”68. 
Este tipo de análisis se ve facilitado porque la aplicación WellFlo
TM 
permite la ubicación del 
nodo solución en fondo, cabezal o en secciones de cambio de diámetro.
 
Una de las mayores potencialidades de este análisis será para el agrupamiento de pozos en 
plataformas, para el cálculo de las sensibilidades en tuberías multifásicas horizontales. 
 
Selección del tamaño de la tubería 
“Construcción de diversas curvas de demanda, para una presión promedio del reservorio fija 
y actual, en la que se evalúe el comportamiento con diversas tuberías verticales. Ajuste de la 
correlación de flujo multifásico vertical a gradientes de presión reales (de estar disponibles), 
identificación del patrón de flujo, registro de los gradientes de presión y temperatura 
simulados. El nodo solución sería en fondo de pozo”69.Puede también ser en cabezal, con lo 
que se obtendrían curvas como en la Gráfica 20. 
 
Gráfica  20. Sensibilidades en diámetros de tuberías verticales. Nodo solución en el cabezal. 
Fuente: Análisis Nodal de Pozos del Campo Sacha e Integración con Redes de Superficie. 
Mayo 2012 -  Elaborado por los Ing: Carrillo Santiago, Díaz Andrés, González Leo, Pérez 
Ender, Alexander García y Carlos Yánez – ORNCEM; (formato Word) 
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ORNCEM Mayo 2012.  
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Normas para una adecuada selección. 
El sistema de Recolección Multifásica de la Estación Norte 2, está constituido por tuberías de 
acero al carbono con diámetros comprendidos entre 4 y 6 pulg, desde el cabezal de cada pozo 
o múltiple de recolección de cada plataforma (en el caso que los pozos estén dentro de una 
plataforma) hasta los múltiples de las estaciones. Para la evaluación del subsistema de 
recolección de producción multifásica existente comprende un nivel macro y es de carácter 
comparativo, es decir; para cada tubería de pozo o tubería de plataforma (según sea el caso) 
se calcula la caída de presión  y ésta se comparó con la máxima caída de presión para 
líquidos y gas establecida por la Norma PDVSA 90616.1.024 “Dimensionamiento de 
Tuberías de Proceso”. Esta norma establece que para una corriente de líquido, la máxima 
pérdida friccional de carga hidrostática permitida es de 3 pies de líquido/100 pies de tubería y 
para una corriente de gas el criterio es de caída de presión en psig  por cada 100 pies de 
tubería, con un máximo permisible de 2 psig/100 pies de tubería. 
Para el caso del “Dimensionamiento de Tuberías de Producción” se basan en las 
especificaciones de la Norma API, el cual los tamaños del diámetro externo de esta tubería 
puede variar entre 1.050 a 4.5 pulgadas. Es importante establecer que las   pérdidas de 
presión por fricción que ocurre en la sarta de la tubería y casing a una tasa de flujo dada,  se 
aceptan  perdidas de fricción de hasta 100 psi por cada 1000 ft de longitud de tubería. Se 
aconseja un tamaño de tubería más grande cuando las pérdidas de levantamiento artificial por 
fracción son mayores a las recomendadas. 
 
Efecto de la línea de flujo 
Según el arreglo en superficie del pozo, se realizaran diversas curvas de demanda para 
evaluar el diámetro óptimo de línea de flujo. Se realizaría el registro del gradiente de presión 
por, ajuste de la correlación multifásica de flujo horizontal a valores reales de presión en 
cabezal y múltiple de producción. El nodo solución sería en Cabezal de pozo. 
 
Evaluando efectos de la completación 
Los efectos de la densidad de perforación o el intervalo total perforado se pueden estimar 
para el caso de los pozos nuevos.  
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Efecto de la depleción 
Sensibilidades con efectos del depletamiento como cambio en el corte de agua, relación gas – 
petróleo o la relación gas – líquido. Curvas de oferta con presiones de reservorio diferentes y 
disminuyendo por el efecto del depletamiento. Como resultado de este depletamiento se 
esperarían cambios en parámetros como el corte de agua, RGP; que a su vez incidirían en 
curvas de demanda diferentes para cada caso de presión del yacimiento. 
 
Analizando sistemas multipozos 
La configuración de pozos en superficie, mediante el análisis nodal se realizaría 
simultaneamente de varios pozos en los casos de arreglos en plataformas, o cuando varias de 
estas estén interconectadas con una troncal común. En este tipo de integración se evaluaría 
los efectos de incorporar bombeo multifásico, separación de corrientes en etapas intermedias, 
y bombeo y compresión luego de estos puntos de separación. 
 
 
Diseño del sistema de levantamiento artificial 
 
Introducción 
Las compañías manufactureras de equipos electrosumergibles y proveedoras de servicios, han 
establecido un procedimiento que ayuda a diseñar el sistema de bombeo electrosumergible 
adecuado para un pozo en particular. 
Estas compañías que instalan y operan los equipos electro sumergibles (REDA, 
CENTRILIFT, etc.), disponen de programas computarizados para dimensionar equipos de 
acuerdo al tamaño del pozo, tipo de fluido, etc., Sin embargo, para efectos de entender y 
analizar los parámetros involucrados, a continuación se menciona un modelo tipo para 
dimensionamiento manual. 
El procedimiento manual no computarizado, se compone de nueve pasos y se explica en las 
secciones que vienen a continuación, incluyendo los cálculos de gas y la operación del 
variador de velocidad. 
Selección  técnica del Equipo Electrosumergible 
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En la industria del petróleo existen varias técnicas para la selección del Equipo 
Electrosumergible dependiendo de la compañía que vaya a realizar la propuesta de un diseño 
para un pozo determinado. 
Centrilift (2008), ha diseñado un procedimiento conocido como “9 pasos” para ayudar en la 
selección adecuada del Sistema de Bombeo Electrosumergible para cada pozo en particular. 
Los nueve pasos incluyen los cálculos de gas y variables como la velocidad de operación. 
Los nueve pasos son: 
Paso 1 - Datos básicos.  
Reunir y analizar los datos referidos a la producción del pozo, fluidos y energía eléctrica, 
como lo son los datos del pozo, datos de producción, las condiciones del fluido del pozo, la 
fuente de energía y los principales problemas. 
El procedimiento de selección real puede variar significativamente dependiendo de las 
propiedades el fluido del pozo. Los tres principales tipos de aplicaciones BES son: 
1. Pozos de alto corte de agua que producen agua dulce o salmuera. 
2. Pozos con flujos multifase (GOR alta). 
3. Pozos productores de líquidos de alta viscosidad. 
 
Paso 2 - Capacidad de Producción.  
Determinar la productividad del pozo a la profundidad a la que se desea instalar la bomba o 
determinar la profundidad de instalación de la bomba a la tasa de producción deseada. 
La siguiente es una simplificación de los procedimientos para predecir el desempeño del 
pozo. Esta discusión asume una eficiencia de flujo. Un daño de pozo u otros factores 
afectarán la eficiencia del flujo y podría cambiar la productividad del pozo. 
El régimen de producción se puede determinar usando una variedad de métodos. Si la presión 
dinámica del pozo (Pwf) es mayor que la presión de burbujeo (Pb), se usa el método de 
Índice de Productividad (PI). Pwf es menor que Pb, resultando en un flujo multifásico, 
entonces se debe usar el método de Vogel de Relación de la Perfomance de Afluencia (Inflow 
Perfomance Relationship- IPR) (ver Gráfica 21). 
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Gráfica  21. Altura dinámica total 
Fuente: Manual  de entrenamiento para uso de Wellflo
™ 
,
   
realizado por la empresa 
Weatherford. Septiembre 2011. Día 4 – Pág. 3.5; (formato PDF) 
 
Paso 3 - Cálculos de Volúmenes.  
Calcular los volúmenes de fluidos, incluyendo el gas, en las condiciones de entrada de la 
bomba. 
Es esencial determinar el efecto del gas en el volumen de fluido a bombear, a fin de 
seleccionar la bomba y el separador apropiados. 
Si la relación gas en solución / petróleo (Rs), el factor volumétrico del gas (Bg), y el factor de 
volumen de formación (Bo) no están disponibles entre los datos del reservorio, ellos pueden 
ser estimados. Cuando se conocen estos tres valores, se pueden determinar los volúmenes de 
petróleo, agua y gas, y se pueden calcular los porcentajes de cada uno.
70
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 Centrilift-Baker Huges. (2008). Nine Step Book. United States of America: Baker Huges. 
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Paso 4 - Carga dinámica total.  
El paso siguiente es determinar la altura de columna total requerida para bombear la 
capacidad deseada
71
. La altura total a bombear se refiere a los pies de líquidos bombeados y 
se calculan como la suma de: 
1. Elevación neta del pozo 
2. Pérdida de carga por fricción en el tubing 
3. Presión de descarga en boca del pozo 
Paso 5 - Tipo de bomba.  
Están basadas en el régimen de producción estimado y diámetro de casing. Elegir el tipo de 
bomba que produzca el régimen deseado, operando en el rango óptimo de volumen y 
próximo al pico de eficiencia de la bomba. 
Si el volumen deseado, se encuentra aproximadamente en un punto donde se pueden elegir 
dos tipos de bomba, seleccionar aquella que requiera mayor número de etapas. 
Paso 6 - Tamaño óptimo de componentes.  
Los equipos están construidos en varios tamaños y pueden armarse con distintas 
combinaciones. Estas combinaciones deben ser cuidadosamente analizadas para que operen 
el sistema de bombeo electro sumergible dentro de los requerimientos de producción, los 
límites de resistencia de materiales y los límites de temperatura.
72
 Cuando se dimensionen los 
componentes, se debe consultar lo siguiente: 
• Combinaciones de equipos 
• Límites máximos de carga 
• Velocidades de un fluido pasando alrededor de un motor electro sumergible en 
función del caudal, diámetro del casing y serie del motor. 
La velocidad del fluido debe exceder un pie por segundo (0,305 m/seg) para asegurar un 
enfriamiento adecuado del motor. En los casos en que no se alcance esta velocidad, debe 
instalarse una camisa para el motor y el sello. 
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 Centrilift-Baker Huges. (2008). Nine Step Book. United States of America: Baker Huges. 
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 Centrilift-Baker Huges. (2008). Nine Step Book. United States of America: Baker Huges. 
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Paso 7 - Cable eléctrico.  
Generalmente se dispone en stock de cables número 1, 2, 4 y 6. Todos se encuentran en 
ambas configuraciones, redondo o plano. También se dispone de varios tipos de armadura y 
aislamiento, para protección contra fluidos corrosivos y condiciones severas.
73
 
Se selecciona el tipo de cable, según: 
• Equipo accesorio de fondo de pozo 
• Tamaño y tipo de controlador del motor 
• Tamaño y tipo de transformador 
• Tamaño y tipo del cable de superficie 
• Tamaño y tipo del cabezal de pozo 
• Equipo de servicio requerido para la instalación completa 
• Equipo opcional. 
 
Gráfica  22. Cable de potencia  redondo y plana 
Fuente: Gabor Tacaks. Electrical Submersible Pumps Manual. Mayo 2008. Pág 105; (formato 
PDF) 
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Paso 8 - Accesorios y equipos opcionales.  
Seleccione el controlador del motor, transformador, tubería de la cabeza y el equipo opcional: 
1. Accesorio y equipo de subsuelo: 
• Cable plano (extensión del motor principal) 
• Protector de cable plano 
• Bandas de cable 
• Válvula de retención y válvula de drenaje. 
 
2. Controladores de motores 
3. Transformadores monofásicos y trifásicos. 
4. Cable superficial 
5. Cabezas de pozo y accesorios 
 
6. Equipo para servicios: 
• Bobinas de cables 
• Soportes de carrete y cable 
 
7. Equipamiento opcional: 
• Dispositivo de detección de presión en el pozo 
• Control automático de pozos 
 
 
Gráfica  23. Transformador Trifásico 
Fuente: Gabor Tacaks. Electrical Submersible Pumps Manual. Mayo 2008. Pág 40; (formato 
PDF) 
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Paso 9 - La operación de velocidad variable.  
Si las condiciones así lo aseguran, seleccionar el sistema de bombeo electro sumergible de 
velocidad variable, para obtener una flexibilidad operacional adicional. “El sistema BES 
puede ser modificado para incluir un controlador de frecuencia variable Electro speed para 
que opere en un rango mucho más amplio de la capacidad, la cabeza y la eficiencia. Puesto 
que un motor de la bomba electro sumergible es un motor de inducción, su velocidad es 
proporcional a la frecuencia de la fuente de alimentación eléctrica. Al ajustar la frecuencia, el 
sistema de velocidad variable, la bomba electro sumergible ofrece un extraordinario potencial 
para impulsar la producción, reduciendo el tiempo de inactividad y aumentar los 
beneficios”.74 
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 Centrilift-Baker Huges. (2008). Nine Step Book. United States of America: Baker Huges. 
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CAPITULO III 
 
DISEÑO METODOLÓGICO 
 
TIPO DE ESTUDIO 
El presente estudio de investigación o proyecto es de carácter descriptivo, prospectivo, de 
campo y laboratorio.  
1. Estudio Descriptivo.- porque está dirigida a determinar la situación de las variables 
en el proceso para realizar el Modelado Integral de Análisis Nodal de los pozos de la 
Estación Sacha Norte 2. 
2. Estudio Prospectivo.- porque los resultados serán aplicables a futuro en las 
Estaciones de Sacha Norte 1, Sur y  Sacha Central. 
3. Estudio de Campo.- porque los diferentes datos se los tomara de los distintos pozos a 
estudiar, ubicados en el Campo Sacha. Además se requiere validar información de las 
propiedades de fluidos, estado de pozos productores y dimensiones de las redes de 
superficie de la Estación.  
4. Estudio de Laboratorio.- porque se realizara investigación en el laboratorio del 
campo sacha para determinar los valores de varias propiedades de fluido y roca. 
 
UNIVERSO Y MUESTRA 
El universo está conformado por 180 pozos del campo sacha, mientras que la muestra está 
conformada por 46 pozos productores de la Estación Sacha Norte 2; los pozos que formaran 
parte del estudio del proyecto de Modelado Integral de Análisis Nodal Subsuelo – Superficie 
- Económico se definirá en base al potencial del mes de cierre, que es en agosto del 2012. 
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METODOS 
 
Técnica 
“La técnica se basa en el software de análisis de sistemas WellFloTM software de la empresa 
Weatherford, que es una aplicación para diseñar, modelar, optimizar e identificar problemas 
de pozos individuales de crudo y gas, ya sean pozos naturalmente fluyentes o levantados 
artificialmente. Con esta aplicación, se construye modelos de pozos, usando una interfaz de 
configuración de pozos paso-a-paso. Estos modelos precisos y rigurosos muestran el 
comportamiento del influjo del reservorio, tubing del pozo y flujo de la tubería de superficie, 
para cualquier fluido del reservorio. El uso de la aplicación WellFlo
TM 
resulta en una 
inversión de capital efectiva al mejorar el diseño de pozos y completaciones, reduce los 
gastos operativos encontrando los problemas de producción y mejora los ingresos al mejorar 
el desempeño del pozo”. (Weatherford, 2012) 
 
Programas 
 
Software Welflo
TM 
Weatherford (2008), al respecto, menciona que: 
El paquete de software WelFlo
TM
es una herramienta de pozo que usa técnicas de análisis para 
modelar el influjo del reservorio y el desempeño de flujo de salida del pozo. El modelado 
WelFlo
TM 
 puede ser aplicado para diseñar, optimizar e identificar problemas de pozos 
individuales. Las aplicaciones específicas para las cuales este software incluyen: 
1. Diseño de configuración de pozo para máximo desempeño a lo largo de la vida útil 
del pozo 
2. Diseño de completación  para maximizar el desempeño del pozo a lo largo de la vida 
útil del mismo 
3. Diseño de levantamiento artificial 
4. Predicción de temperaturas y presiones de flujo en pozos y líneas, así como en 
equipos de superficie para cálculos de diseño óptimo 
5. Monitoreo de reservorio, pozo y línea de flujo 
6. Generación de curvas de desempeño de levantamiento vertical para uso en 
simuladores de reservorio 
  
73 
 
Así como estas aplicaciones, el software tiene también dos sub-aplicaciones internas clave 
que pueden ser usadas de manera autónoma del resto del programa y ofrecer así al usuario un 
excelente kit de herramientas de ingeniería. 
1. Modelado detallado de desempeño de influjo de reservorio 
2. Modelado detallado de PVT de fluidos 
 
 
Software ReO
TM 
 
Weatherford (2010), al respecto, menciona que: 
La aplicación  ReO
TM  
ofrece soluciones de simulación y optimización para redes de 
superficie que incorporan prácticamente todos los equipos desde el pozo a la planta de 
procesamiento. La aplicación simula el comportamiento integral del sistema de producción y, 
simultáneamente, optimiza la producción respetando el modelo económico definido por el 
usuario, lo que generalmente proporciona aumentos sustanciales en la producción y/o 
reducciones en los costos operativos. 
 
Por lo general, los tiempos de retorno de la inversión de ReO
TM
  pueden variar de dos 
semanas a unos pocos meses, dependiendo de las condiciones operativas y los parámetros de 
producción. 
El programa fue desarrollado con tecnología que permite su integración con soluciones de 
aplicación de optimización de producción actual y futura de Weatherford. Esta solución 
integrada le permite al operador hacer pronósticos de producción precisos relacionados con la 
vida del activo. 
El formar parte de la suite Field Office de Weatherford significa que los resultados y los 
datos de ReO
TM 
se integran uniformemente con las aplicaciones de WellFlo™. 
Aplicaciones Típicas 
1. Optimización de instalaciones de producción 
2. Optimización del sistema de producción 
3. Optimización del sistema de gas lift basada en activos 
4. Asignación de la producción 
5. Diseño de levantamiento artificial 
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6. Cuellos de botella 
7. Diseño de equipos de proceso 
 
 
 
RECOLECCIÓN DE DATOS 
 
Los datos requeridos para este estudio son los siguientes: 
a) Datos petrofísicos y de reservorios, obtenidos de registros de pruebas de restauración 
de presión (Build Up) y análisis PVT, estos datos se registraran en una matriz. 
b) Datos de presión,  obtenidos de los registros de pruebas de restauración de presión 
(Build Up,) además de obtener el registro de presión nos permite determinar y 
analizar el daño de formación de los pozos en estudio. 
c) Datos de Tuberías de flujo (longitud, diámetro, espesor, rugosidad, entre otros), 
obtenido de reportes de facilidades de producción. 
 
 
PROCESAMIENTO DE DATOS 
Los datos requeridos  son  procesados  en las aplicaciones de WellFlo
™
 y ReO
™
, los mismos 
que al momento de simular reportaron un resultado muy detallado de la simulación de cada 
pozo. 
 
 
 
 
RECOLECCIÓN Y ANÁLISIS DE DATOS 
Se recolectaran los datos requeridos para cargar datos en la aplicación en matrices que se 
muestran en la sección de anexos F. El análisis se realizara utilizando diagramas y tablas 
generados por la aplicación, además se incluirá una tabla del análisis económico del proyecto. 
Además en esta sección se plantea la metodología seguida para generar, ajustar los modelos y 
postular los pozos que requieren ser optimizados para mantener o incrementar su producción. 
La metodología fue dividida en siete fases, las cuales se mencionan a continuación. 
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1. Recopilación de información de producción, diagramas mecánicos de los pozos, 
historial de Bup, propiedades de fluido y reservorio, historial de Workover (Trabajos 
de reacondicionamiento), Pruebas PVT. 
2. Validación de la información, si no se encuentra actualizada se procederá con la 
actualización respectiva. 
3. Tabulación de la información en una matriz mediante la data que requiere el software 
Wellflo. 
4. Modelamiento de subsuelo de los 5 pozos de la Estación Norte 2 del Campo Sacha. 
Además la selección adecuada de la correlación de flujo multifásico vertical y de 
propiedades de los fluidos. 
5. Ajuste a condiciones reales de producción del mes de agosto de 2012. La fecha de 
cierre de estudio es el 31 de agosto de 2012. 
6. Integración de los modelos de subsuelo con las redes de superficie, utilizando el 
software Reo, para analizar la red de superficie de los 5 pozos de la Estación Norte 2 
del campo Sacha. Además la selección adecuada de la correlación de flujo 
multifásico horizontal. 
7. Selección de los pozos que requieren un trabajo de estimulación en el reservorio o un 
rediseño del sistema de levantamiento artificial para optimizar su producción de 
petróleo. 
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CAPITULO IV 
 
ANÁLISIS E INTERPRETACIÓN DE DATOS 
 
DIAGNÓSTICOS DE LA ESTACIÓN NORTE 2 DEL CAMPO SACHA 
Diagnóstico de la Estación Sacha Norte 2  
Los pozos asociados a la Estación de Flujo Sacha Norte 2 poseen tuberías de acero al carbono 
de diámetros comprendidos entre 4 y 6 pulg, las cuales transportan la producción multifásica 
(gas, crudo y agua) de cada pozo hacia la Estación. 
En los pozos más recientes (aproximadamente pozos perforados a partir del 2008) se ha 
venido implementando el esquema de “plataformas de pozos”, lo cual consiste en la 
delimitación de una superficie geográfica que posteriormente es adecuada para la perforación 
de un conjunto de pozos (verticales, direccionales y horizontales) cuya producción multifásica 
es recolectada en un múltiple con tubería de producción generalmente es de 6 pulg y con 
tubería de prueba de 4 pulg, ambas con diámetro uniforme hasta el múltiple de la estación de 
flujo. 
Generalmente, la presión de cabeza de los pozos varía en un rango comprendido entre 25 y 
180 psig, en función del caudal de producción y longitud de tubería. De igual manera los 
pozos perforados al año 2008, están provistos de tuberías de flujo, generalmente de 4 pulg de 
diámetro hasta el múltiple de la estación más cercana.  
 
Descripción del Proceso de Producción de Petróleo y Gas de la Estación Norte 2. 
La producción de los pozos asociados a la Estación de Flujo Sacha Norte 2 es recolectada en 
los múltiples de producción de la estación, luego es dirigida hacia los separadores de 
producción, donde la fase líquida es separada de la fase gaseosa, con un rango de presión de 
operación entre 20 y 30 psig. La producción de líquido separada es enviada hacia un equipo 
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llamado “Bota de Gas”, el cual es un recipiente vertical de 60 pulg de diámetro, donde se 
separa el gas que no pudo ser separado aguas arriba; en los separadores de producción, justo 
antes de entrar al tanque de lavado. Seguidamente, la corriente líquida continúa su recorrido 
hacia el sistema de deshidratación, constituido por: un tanque de lavado, calentadores de agua 
y la inyección de producto deshidratante. Previo a la entrada al tanque de lavado, la corriente 
líquida es calentada, mediante la mezcla con agua caliente y de esta manera en conjunto con la 
acción del producto deshidratante facilitar la separación gravitacional de petróleo y agua 
dentro del tanque de lavado durante un tiempo, conocido como Tiempo de Residencia, 
generalmente de 20 horas para el crudo de este campo. Seguidamente la corriente de crudo es 
enviada hacia los tanques de almacenamiento o “Tanques de Surgencia”, desde el cual las 
bombas transportan el petróleo, bajo especificación (Agua y Sedimentos < 1 %) hasta los dos 
puntos de entrega en el oleoducto RODA (Red de Oleoductos del Distrito Amazónico), como 
es el caso de la  Estación  Norte-2. 
El agua de formación separada en los tanques de lavado, es inyectada en pozos de disposición, 
ubicados cerca de la estación. 
Finalmente, la fase gaseosa separada de la fase liquida en los separadores de las estaciones se 
le da varios usos, a saber: gas combustible para los calentadores de agua para el proceso de 
deshidratación, gas combustible para las motobombas del fluido usado para el sistema de 
levantamiento artificial por bombeo hidráulico, conocido como “Power Oil”. El gas 
remanente es quemado en las estaciones. 
  
APLICACIÓN DEL ANÁLISIS NODAL DE LA ESTACIÓN NORTE 2 DEL CAMPO SACHA 
 
Introducción 
 
Para el modelamiento del comportamiento de los pozos se empleó la aplicación WellFlo
™
, la 
cual constituye una forma minuciosa, rápida y eficiente que permite mantener e incrementar 
la producción, mediante la identificación de problemas en el sistema de producción, 
específicamente para los pozos seleccionados. 
El software WellFlo
™
 permite una integración uniforme con la aplicación ReO
™
 que permite 
un análisis integral  del sistema de producción subsuelo-superficie. 
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Aplicación. 
El análisis nodal es un método establecido para evaluar el desempeño y comportamiento de 
los pozos. 
WellFlo
™
 permite realizar análisis de sensibilidades sobre cualquier variable, representándolo 
gráficamente y con ello proporcionando una manera de identificar la solución más óptima a 
los problemas en el sistema de producción. 
Además del análisis nodal, WellFlo
™
 incluye operaciones específicas para la generación de 
tablas de desempeño para los simuladores de yacimientos y perfiles de presión/temperatura. 
La aplicación de WellFlo
™
 incluye todos los tipos de modelos de terminación estándar para 
pozos verticales, horizontales y fracturados, y posibilita el modelado de terminaciones 
complejas de varias capas, utilizando diferentes parámetros de desempeño de yacimiento y 
descripciones de fluidos. WellFlo
™
 incorpora las correlaciones de flujo multifásico, tanto 
empíricas como mecanísticas. Se puede ajustar la correlación de flujo seleccionada para 
lograr representar los datos medidos en campo. 
Análisis de redes. 
La aplicación ReO
™ 
permite modelar redes complejas que pueden incluir nodos, tuberías 
paralelas y accesorios. El robusto algoritmo de solución  puede modelar redes de recolección 
y distribución.  
Además la aplicación ReO
™
 ofrece tanto modelos de petróleo negro como modelos 
composicionales de presión/ volumen/temperatura (PVT) para brindar predicciones de 
comportamiento por fase más precisas de sistemas gas-petróleo- agua en una amplia variedad 
de temperaturas y presiones que se encuentran normalmente en las sistemas de producción. 
Para el modelo PVT de petróleo negro, se ofrece una variedad de correlaciones usadas 
ampliamente en la industria (Standing, Glaso, Petrosky-Farshad, entre otras). 
Correlaciones Utilizadas por el software WellFlo
™  
y ReO
™
 
En la tabla 11 se puede observar todas las correlaciones con las que los software pueden 
trabajar, la selección de las correlaciones a emplear dependen del tipo de fluido que se tenga 
presente en el pozo en estudio, de esta forma el ingeniero de producción debe seleccionar la 
correlación que mejor se ajuste al comportamiento real del pozo. 
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Tabla 11. Correlaciones Multifásicas  utilizadas  por el software  
WellFlo
™
 ReO
™
 
Duns and Rose (Standard) Beggs and Brill 
Duns and Rose (Modified) Beggs and Brill (Modified) 
Beggs and Brill (Standard) Beggs and Brill (No Slip) 
Beggs and Brill (Modified) Dukler Eaton Flanigan 
Beggs and Brill (No Slip) Olga Steady State 
Hagedorn and Brown (Standard)  
Hagedorn and Brown (Modified)  
Fancher and Brown  
Orkiszewsky  
Gray  
Dukler Eaton Flanigan  
EPS Mechanistic  
 
Fuente: manual del usuario de las aplicaciones WellFlo
™
 y ReO
™
 
Realizado por: Raisa Polo 
Recopilación y Análisis de la Información 
La información requerida para el modelamiento de los pozos es: 
 Historial de pruebas de restauración (Build Up) 
 Historial de reacondicionamientos de pozos (Workover) 
 Historial de Producción 
 Análisis PVT 
 Registros de trayectoria de perforación (Survey of deviation) para los pozos 
direccionales y horizontales. 
 Diagramas de completación 
 Datos de tuberías de flujo (Longitud, diámetro, espesor, rugosidad, revestimiento, 
entre otros) 
 
En los casos donde se dispone de pruebas de restauración (Build up) actualizadas, la presión 
estática fue obtenida de dichas pruebas. En los casos donde no se dispone de pruebas 
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actualizadas, las presiones estáticas fueron obtenidas del modelo estático y dinámico que 
previamente Operaciones Río Napo dispone. (Ver Anexo A y Tabla 12) 
Es importante mencionar que se dispone de al menos un análisis PVT para cada arena 
productora, suministrados por la Gerencia Técnica de Reservorios y por el Departamento de 
Ingeniería de Petróleo de Operaciones Río Napo. Con base a estos análisis se efectuó el 
ajuste de las correlaciones para el cálculo de las propiedades de los fluidos. (Ver Anexo B). 
 
Tabla 12. Parámetros PVT promedios de los fluidos 
 
PARÁMETRO 
RESERVORIO 
Basal 
Tena 
Napo U Napo T Hollín 
Superior 
Hollín 
Inferior 
Presión inicial (Psi) 3585 4054 4146 4450 4450 
Pb (Psi) 870 1170 1310 550 80 
T yacimiento (°F) 181 219 221 225 225 
GRAVEDAD API 24,1 22,8 30,3 27,3 29,7 
GOR (PCS/BN) 150 270 436 124 20 
Boi (BY/BN) 1,117 1,2302 1,3726 1,1334 1,1625 
GE GAS 1,099 1,1324 1,2518 1,3511 1,5767 
Rs (SCF/STB) - 345 422 28 28 
μoi (cp) 2,5 1,8 1,6 1,4 3,7 
Coi   x10-6 (Psi-1)  7 8,02 9,02 9,2 5,7 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Departamento de Reservorios - ORNCEM 
 
 
Análisis Nodal en los Pozos Seleccionados 
El objetivo de realizar el análisis nodal en los pozos seleccionados es identificar los 
problemas que afectan al sistema de producción y proponer soluciones para superarlos. 
Los datos ingresados en la aplicación WellFlo
™
 se presentan en la Tabla. 13. 
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Tabla 13. Datos necesarios para WellFlo
™
 
CONFIGURACION DEL POZO RESERVORIO 
Diámetro, longitud y tipo de tubería de 
revestimiento (Casing) 
Temperatura del reservorio 
Diámetro, longitud y tipo de tubería de 
producción (tubing) 
Temperatura de superficie 
Profundidad verdadera (TVD) y medida 
(MD) 
Presión de reservorio 
Sistema de Levantamiento (BES)  
PRODUCCION CARACTERÍSTICAS Y DATOS PVT 
Presión de cabeza API, γgas,γagua, µoil 
Tubería de flujo A y S, GOR 
Tasa de producción Espesor neto, K, rw, S 
Realizado por: Raisa Polo. 
 
Para el cálculo de flujo multifásico  vertical se utilizará la correlación que mejor se ajuste al 
pozo, con base al análisis de sensibilidad.  
 
 
Pozos seleccionados. 
Los pozos han sido seleccionados en base al potencial del mes de agosto del 2012 y 
corresponden a la Plataforma Sac - 192. 
Este grupo de pozos presentados en la Tabla 14, se caracterizan porque están ubicados en una 
misma plataforma y toda su producción es almacenada en un tanque que se encuentra en la 
plataforma, cuyas presiones de cabeza están en el rango de 20 a 30 psig (presiones que 
corresponden a los pozos seleccionados). Estas presiones son bajas debido a que estos pozos 
se encuentran produciendo directamente hacia un tanque atmosférico, ubicado dentro de la 
plataforma. Debido a esta configuración se requiere una bomba de transferencia, cuya 
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función es de proporcionar energía para transportar la producción de líquidos desde el tanque 
de la plataforma hasta la Estación Sacha Norte 2. 
 
Tabla 14. Pozos seleccionados de la Estación Sacha Norte 2 
POZO ARENA  METODO QFPD  Pr Pwf Pb 
SAC-
210 HI BES 648 4216,0 3700,0 78 
SAC-
217 UI BES 276 2181,0 1654,0 1170 
SAC-
226 HS BES 1060 3500,0 2350,0 550 
SAC-
240D T BES 136 2512,0 733,0 1280 
SAC-
242D HS BES 960 3600,0 2360,0 550 
 
Realizado por: Raisa Polo. 
Fuente: Datos de Historial de Producción a Agosto 2012 y Datos de Reservorio (presiones 
correspondientes  al último B’Up tomado de cada pozo) -  ORNCEM 
 
 
Modelo Ilustrativo del Manejo de WellFlo
™  
 
A continuación se muestra una breve descripción del manejo de la aplicación WellFlo
™
, 
facilitado por Operaciones Río Napo, el cual permitirá efectuar el modelamiento de los pozos 
seleccionados y posteriormente la optimización del sistema de producción, por medio de un 
análisis de sensibilidad de las principales variables presentes en un sistema de producción. 
Es necesario tener en cuenta que la información que requiere el simulador, debe estar 
previamente validada, la misma que se presenta en la tabla 13. En este caso se ha tomado el 
pozo SAC-4B, para ilustrar el manejo del software a detalle cómo se presenta a continuación: 
1. Se iniciaWellFlo™, en la pantalla principal y seleccionamos el tipo de pozo y fluido 
que se trabajará en este caso el pozo SAC- 217 tiene como método de levantamiento 
el Bombeo Electro sumergible (BES). 
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Gráfica  24. Pozo y Tipo de flujo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo
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1. Se aplica la mejor configuración de correlaciones de flujo utilizada para los cálculos 
del análisis nodal. Se puede seleccionar una de las cinco categorías que se presentan 
a continuación. 
 
 Correlaciones para pozos de flujo vertical 
 Correlaciones para pozos profundos 
 Correlaciones para líneas de flujo 
 Correlaciones de choke 
 Correlaciones de flujo en tubería horizontal 
La correlación que se ha utilizado al inicio del cotejo de los pozos seleccionados de la 
plataforma Sac-192  y del ejemplo descrito del pozo Sac-217, fue la correlación de flujo 
vertical de Hagedorn & Brown, la cual es aplicable para pozos verticales y direccionales o 
altamente desviados. Para el estudio para obtener un mejor ajuste de los pozos, más adelante 
en la comprobación del comportamiento de los pozos en estudio se seleccionará y ajustará la 
correlacione de Flujo Multifásico en tuberías que simule el comportamiento de las presiones 
dinámicas en el pozo. 
 
Gráfica  25. Correlaciones de Flujo   
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Pol 
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2. Los parámetros del fluido corresponderán a los datos obtenidos en el separador de 
producción o de la última prueba de producción y para obtener la información de los 
parámetros del fluido como son la Presión de burbuja (Pb), Relación gas-petróleo 
(Rs), factor volumétrico (Bo), viscosidad del crudo y gas (µo, µg) se utilizarán 
correlaciones de acuerdo a cada parámetro y mediante el ajuste (tunning) se 
calcularán los factores de ajuste para cada correlación de cada propiedad, 
minimizando el error medio cuadrático de las propiedades calculadas con respectos a 
las propiedades medidas en los análisis PVT de laboratorios disponibles. 
 
 
Gráfica  26. Parámetros  de Fluido 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
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3. Corregido los parámetros de fluidos se ingresan los datos del reservorio, que 
permitirán construir la curva de IPR a partir de la información. Los datos que se 
introdujeron del pozo S-217 se aprecian en el Gráfico 27, como se observa se ha 
utilizado la opción Manual el cual me permite estimar el Indice de Productividad con 
el cual se encuentra el pozo, esto se realizó en base al ajuste de la producción 
calculada con el software a la real del mes de agosto.  
 
Con el IP ya determinado, en este estudio de análisis de los pozos se ha trabajado con 
la opción Layer Parameters que permitirá indentificar y estimar las propiedades 
petrofísicas presentes en el reservorio,  y en especial importancia como es el Daño de  
formación (S), el cual afecta de manera significativa el índice de productividad del 
pozo. 
 
 
Gráfica  27. Layers Parameters 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
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Para determinar la IPR, empleando cualquiera de los métodos de cálculo anteriormente 
descritos, se selecciona el tipo de modelo de afluencia de acuerdo al a las condiciones del 
yacimiento en el que se esté trabajando: 
 Straight Line 
 Vogel Compuesto 
 Fetckovich 
 Presión Pseudo-Normalizada 
 Presión Pseudo-Normalizada Externa 
Para el caso del pozo SAC-217 se ha utilizado el Metodo de Vogel Compuesto el mismo que 
permitirá determinar la producción tanto en Yacimiento Saturado como Subsaturado, la 
Gráfica 28 muestra el comportamiento de la curva. 
 
Gráfica  28. Curva IPR del Pozo SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
Pb=1170 Psi 
CURVA DEVOGEL: 
AOF =272,8 STB/D 
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4. El WellBore permitirá ingresar el survey del pozo y los datos de la completación 
como son las profundidades de la tubería de revestimiento y de producción, el 
material, diámetros, etc. 
 
Gráfica  29. Datos mecánicos del pozo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
5. Temperatura Model: se ingresarán datos de superficie como la temperatura y de las 
líneas de producción en el caso de tener la información, para este análisis se ha 
tomado en cuenta hasta al cabezal del pozo. 
 
6. ESP Data: Corresponde a la información de la bomba que está operando actualmente. 
En esta ventana  se encuentran dos opciones: 
 
 
Survey: 
 MD, TVD 
 MD, ángulo 
 TVD, ángulo
  
Datos de Casing 
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 Diseño de la Bomba 
 Análisis de la Bomba 
Para el caso se analizó que el pozo está trabajando con una bomba TD-650 cuyo fabricante es 
GE / Wood Group 
El software brinda un catálogo de bombas para BES, además del modelo del motor, y a 
continuación se detalla los siguientes fabricantes existentes: 
 Reda (Schlumberger) 
 ESP (GE / Wood Group) 
 Centrilift ( Baker Hughes) 
 Weatherford 
Al ingresar el modelo de la bomba y los distintos criterios técnicos como es las etapas, la 
frecuencia, en la parte izquierda se desplegara las curvas de comportamiento de la bomba. 
En la siguiente gráfica se puede observar más detalladamente lo expuesto anteriormente. 
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Gráfica  30. Datos de la Bomba 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
7. La ventana Dashboard esquematiza todos los datos que han sido cargados en el 
software para el modelamiento del pozo Sac – 217. 
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Gráfica  31. Condiciones de Operación Pozo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
  
 
8. Una vez configurada la información del pozo y de la bomba se selecciona la siguiente 
pestaña del lado izquierdo ANÁLISIS, para que el Software trabaje con la 
información y obtener el punto de operación de la bomba con su respectiva Pwf del 
sistema, al seleccionar el nodo solución requerido. En este caso el nodo solución está 
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ubicado a la profundidad promedio de las perforaciones 10277 ft, lo cual es la 
ubicación idónea para representar la curva de afluencia y de demanda. 
 
 
 
Gráfica  32. Condiciones de Operación Pozo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
Una vez determinado el rango de producción se aplica y se calcula para obtener el punto de 
operación del pozo con las condiciones presentadas en un inicio. 
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Gráfica  33. Punto óptimo de operación 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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Se puede observar que en la parte inferior de la gráfica se encuentra los resultados del punto 
de operación y el estado que se encuentra la bomba, en este ejemplo la bomba se encuentra 
por debajo del rango mínimo. 
 
8. El caudal obtenido del punto de operación nos ayuda a determinar si la bomba 
electrosumergible está operando dentro de su rango óptimo de operación.  
Con esto se establece que pozos se encuentran en Downthrust y Upthrust, lo que significa que 
están Bajo el Rango óptimo o Sobre el mismo. En caso que la bomba se encuentre operando 
por encima del rango de operación, pudiera considerarse mantener la bomba en esta 
condición (upthrust) que es menos severa que su opuesta (downthrust) ya que la producción 
con el tiempo disminuye por efecto del agotamiento de la energía del reservorio. Por otra 
parte, si el análisis muestra que la bomba opera por debajo del rango de operación, entonces 
se necesitaba realizar cambios ya sea en su diseño, realizando un rediseño de la bomba que 
usa, o ya sea algún daño sucedido en la formación que pueda causando esta condición. 
 
También detalla la Presión de Succión (Intake) de la bomba, su carga dinámica total (TDH), 
la carga del motor, porcentaje de gas libre, el caudal de fluido con el que está manejando, etc. 
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Gráfica  34. Rendimiento de la Bomba pozo TD-650 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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Además se presenta la gráfica de comportamiento de presión y temperatura vs la profundidad 
del pozo en donde se puede ubicar las distintas presiones a través del sistema de producción 
del pozo Sac-217, donde la curva azul representa la caída de 
presión y la curva verde representa la caída de la temperatura en función de la profundidad 
medida. 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
 
Gráfica  35. Análisis de Presión y Temperatura Vs Profundidad 
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Análisis Nodal de los Pozos Seleccionados 
SAC-210 
 
El pozo Sac-210 inicia su perforación el 27 de junio del 2008 y  fue completado el 17 de 
agosto del mismo año  y empieza a producir de la arena Hollín inferior con flujo natural. 
En este pozo se han realizado 2 workover. En el primer W.O #01  tiene el objetivo de  
producir el pozo con bombeo Electro sumergible con una bomba TE2700 para recuperar la 
producción que ha disminuido con flujo natural.  En el W.O #02 se realiza con la finalidad de 
aislar Hollín inferior (Hi) para cañonear la arena U Inferior (Ui) y evaluar. Los resultados 
dieron una baja tasa por lo que se finalizó la operación con el recañoneo de la arena Hollín 
inferior (Hi), dando buenos resultados y empieza a producir con una bomba SN 2600. 
Actualmente el pozo se encuentra produciendo con la misma bomba. 
Se ha realizado una única prueba de restauración de presión (Build Up), el 17 de agosto del 
2008, se trabajó con la información suministrada. 
Tabla 15.  Parámetros actuales del pozo– SAC-210 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Data PVT, Historial Build UP, Diagrama de completaciones de pozo – Dpto. 
Producción, y de Reservorios. 
Pr (PSI): 4299
Pwh: 25
Pwf (PSI): 
Pb (PSI): 86
API: 24,6
Prof. Bomba: 8033
Prof. Arena: 10339
Qt:
BSW: 0,78
GOR: 20
Arena: Hi
Modelo de la 
Bomba:
SN2600
Número de 
Etapas:
35
Frecuencia de 
Operación (hz):
48
MOTOR 
(HP,V,Amp)
150hp,2300V,39.5A
ID tubing 3,5 plg
ID casing 7 plg
DATOS DE RESERVORIO
EQUIPO
TUBERÍA
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Comprobación del comportamiento actual del pozo. 
Los pasos para cotejar el comportamiento actual de producción del pozo SAC-210 son los 
siguientes: 
a) Selección y ajuste de las correlaciones empíricas para calcular las propiedades 
del petróleo.  
Después de cargar la información, previamente validada, que exige la aplicación en cuanto a 
producción, infraestructura instalada y datos de yacimiento, se entra en la sección “Fluid 
Parameters” para revisar las propiedades del fluido y seleccionar la correlación (Standing, 
Glasso, entre otras) que mejor coteje con el valor medido en el laboratorio (análisis 
PVT).Luego se efectúa el ajuste de la correlación, con base a al análisis PVT validado de la 
arena Hollín inferior (Hi).  
El estudio del PVT nos permite entender el comportamiento de los fluidos en el reservorio, 
en nuestro estudio la arena Hollín inferior (Hi) del pozo SAC-210, el cual es un  reservorio 
subsaturado con una cantidad de gas disuelto en el petróleo de 20 PCS/BN, y  que al decaer la 
presión no aparece el gas en solución, es decir el yacimiento no tiene gas libre interactuando 
con el crudo. 
El ajuste de la correlación del cálculo de propiedades del petróleo en base a un estudio PVT 
es muy importante ya que nos ayuda a determinar el punto de operación del pozo con mejor 
exactitud. 
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Resultados del Ajuste 
 
Gráfica  36. Ajuste Parámetros de Fluido del Pozo SAC-210 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
 
 
b) Selección y Ajuste de las correlaciones de Flujo Multifásico en tuberías. 
Para la selección y ajuste de la correlación de flujo multifásico en tuberías que mejor simulen 
el comportamiento de las presiones dinámicas en el pozo se debe disponer de un registro de 
Presión y Temperatura fluyente. Para nuestro análisis ningún pozo dispone de estos registros, 
por el cual el ajuste se realizó mediante un análisis de sensibilidad de las correlaciones de 
Duns and Ros, Beggs and Brill, Hagedorn and Brown y Orkiszewski, proyectando que 
correlación se aproxima mejor al punto de trabajo actual del pozo. Como correlación se ha 
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tomado la de Duns and Ros (std). Posteriormente la correlación seleccionada ajustamos 
mediante  sensibilidad con el Factor “L” que es el factor de corrección de la tubería, 
imponiendo valores entre 0,9 a 1; el resultado de la correlación Duns and Ros y factor de 
corrección es de 1.   Con este ajuste actualizamos en la sección “correlaciones”, la 
correlación seleccionada y el factor “L” obtenido en el ajuste de la misma.  
La correlación de Duns and Ros considera que existe deslizamiento entre las fases, además  
establece el patrón de flujo existente y predice los gradientes  de presión. 
 
Gráfica  37. Determinación Correlación de Flujo Pozo SAC-210 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
c) Cotejo del comportamiento actual de Producción.  
Mediante la información disponible del reservorio y el comportamiento del pozo si es 
saturado o subsaturado escogemos el modelo de IPR; para el pozo SAC-210 seleccionamos el 
modelo “Straight Line”, y además al disponer de un registro de restauración de presión (Build 
Up) definimos el daño presente en la formación. Al determinar todos los parámetros 
necesarios del reservorio y el modelo de IPR, la aplicación ofrece un resultado representativo 
del pozo, como es su IP con un valor de 1,179 y una máxima tasa de producción que aporta el 
pozo de 5051 STB/d, que definirá así nuestra curva de Oferta.  
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De la misma manera una vez ingresada la infraestructura instalada (tubería, bomba), y los 
datos de reservorio, en el Gráfico 38 se muestra un resumen del pozo Sac -210, con los datos 
que se cargaron para general el modelo de análisis nodal de subsuelo y los datos que se 
estimaron para ajustar al pozo a la producción del mes de agosto del 2012.  
 
 
Gráfica  38. Esquema del Pozo SAC-210 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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En la Gráfica 39  se muestra los datos de reservorio ingresados en la opción Layer 
Parameters, como son: temperatura del reservorio, profundidad media de las perforaciones, 
modelo de IPR, corte de agua y datos petrofísicos como Permeabilidad y uno de los 
parámetros importantes que afectan al Índice de productividad como es el daño de formación 
estimado; donde se se modificó el valor de S hasta que el IP coincida con el que se calculó en 
la opción Reservorio por la opción Manual (Ver anexo J.1) 
 
 
Gráfica  39. Datos del Reservorio del pozo SAC-210 y daño de formación estimado 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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Para obtener las curvas de Oferta y Demanda nos dirigimos a “Análisis” en el cual 
introducimos la presión de cabeza, además definimos nuestro nodo solución (cara de la 
arena) y seleccionando las tasas automáticas se calculara los resultados y se mostrará 
gráficamente de las intersecciones de las curvas de oferta y demanda. Obteniendo así nuestra 
tasa de operación actual. 
 
Gráfica  40. Análisis en la cara de la arena SAC-210 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
De acuerdo a la aplicación  en el punto de operación se encuentra la siguiente información: 
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Tabla 16. Resultados punto de operación SAC-210 
PUNTO DE OPERACIÓN 
Presión Operación Psia 3749 
Tasa de fluido STB/d 649 
Tasa de petróleo STB/d 143 
Tasa de Agua STB/d 506 
Tasa de Gas MMSCF/D 0 
BSW Fracción  0,78 
GOR SCF/STB 20 
   DATOS IPR 
Índice Productividad STB/d/psi 1,179 
Tasa máxima flujo STB/d 5051 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Como se observa los resultados dados por el sofware el pozo SAC- 210 puede producir a una 
tasa de petróleo de 143 STB/d con 506 STB/d de agua con una presión de 3749 psia.Al 
conocer que el pozo está aportando de la arena “Hi” y que su mecanismo de producción 
principal es el empuje hidráulico, generado por un acuífero de comportamiento infinito y de 
ambiente fluvial (de acuerdo a la información ofrecida por los ingenieros de reservorios), 
conectado en el fondo y lateralmentese visualiza en los resultados dándonos una baja 
producción de petróleo  debido a una alta producción de agua. 
De acuerdo al historial de presión (Buil Up) tomado el 17 de agosto del 2008 presenta un 
daño de S=0,47 y en base al análisis realizado en WellFlo
™  
al reproducir a las condiciones 
actuales el pozo ha sufrido un aumento en su daño de formación  reduciendo su 
permeabilidad,  este fenómeno pudo haber sido causado por el taponamiento de los espacios 
porosos debido a los diversos trabajos de reacondicionamiento  que se ha realizado en el pozo 
como es el cañoneo y recañoneo de la arena,  representando así  un valor de daño  S=8, que 
se encuentraimplícito en la curva de afluencia mostrada en la Gráfica  40. Los datos 
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antesexpuestos se encuentran en el anexo G.1; además se puede apreciar que se está 
produciendo a un punto menor al óptimo, esto debido a que la bomba está operando fuera de 
su rango de operación (1280 – 2560 BFPD) encontrandose en  (DOWNTHRUST). 
Al encontrarse la producción fuera del rango de operación de la bomba (DOWNTHRUST) 
como se muestra en la Gráfica 41, será necesario un aumento de frecuencia para que el caudal 
entregado por la formación productora entre en el rango de operación actual, caso contrario 
se debe realizar un rediseño de Bombeo Electrosumergible (Bes), además se puede considerar 
la remoción de daño y así esperar que el caudal entre en el rango de operación de la bomba. 
 
Gráfica  41. Curva de Rendimiento de la Bomba SN2600  
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
  
106 
 
Tabla 17. . Resultados del rendimiento de la bomba SAC-210 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Los resultados obtenidos reflejan que la bomba está suministrando una  presión de 468 psia 
para levantar una columna de fluido  de 1137 ft a superficie. 
 
SAC-217 
 
El pozo Sac- 217 inicia su perforación el 1 de abril del 2009 y  fue completado el 7 de mayo 
del mismo año este es uno de los pozos más nuevos del Campo Sacha y empieza a producir 
de la arena Hollín inferior con flujo natural. 
En octubre del 2009 se baja completación definitiva para producir con el sistema de bombeo 
Electro sumergible y producir de la arena Hi con la bomba TD-1200, pero en el transcurso 
del tiempo a abril del 2010 el pozo empieza a incrementar su corte de agua hasta 98% y 
disminuyendo su volumen de petróleo, es por eso que se decide en marzo del 2010 realizar 
una cementación forzada a la arena hollín y disparar la arena “U”, al realizar la evaluación de 
la arena este pozo empieza con una producción de 600 BPPD con una bomba TD-850. Hasta  
mayo del 2012 el pozo tiende a sufrir una declinación de su producción, llevando a realizar 
un nuevo diseño de bomba Electrosumergible; actualmente se encuentra trabajando con una 
bomba TD-650.Se ha registrado la única prueba de restauración de presión (Build Up)  el 7 
de mayo del 2010 por lo que se ha trabajado con la información suministrada. 
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Tabla 18. Parámetros actuales del pozo – SAC-217 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Data PVT, Historial Build UP, Diagrama de completaciones de pozo. Dpto. 
Producción, y de Reservorios. 
 
 
Comprobación del comportamiento actual del pozo. 
Los pasos para el cotejo del comportamiento actual de producción del pozo SAC-217 son los 
siguientes: 
a) Selección y ajuste de las correlaciones empíricas para calcular las propiedades 
del petróleo. 
Después de cargar la información, previamente validada, que exige la aplicación en cuanto a 
producción, infraestructura instalada y datos de yacimiento, se entra en la sección “Fluid 
Parameters” para revisar las propiedades del fluido y seleccionar la correlación (Standing, 
Glasso, entre otras) que mejor coteje con el valor medido en laboratorio (análisis PVT). 
Luego se efectúa el ajuste de la correlación, con base a al análisis PVT validado de la arena 
“Ui” 
Pr (PSI): 1360
Pwh: 20
Pwf (PSI):
Pb (PSI): 1170
API: 24,2
Prof. Bomba: 10177
Prof. Arena: 10277
Qt:
BSW: 0,8
GOR: 224
Arena: Ui
Modelo de la Bomba: TD-650
Número de Etapas: 352
Frecuencia de 
Operación (hz):
58
MOTOR (HP,V,Amp) 70hp,1310V,35A
ID tubing 3,5 plg
ID casing 7 plg
EQUIPO
TUBERÍA
DATOS DE RESERVORIO
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El estudio del PVT nos permite entender el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, 
en nuestro estudio la arena “Ui” del pozo SAC-217, el cual es un  reservorio saturado con una 
cantidad de gas disuelto en el petróleo de 224 PCS/BN, y  que tiene una fase de gas libre, el 
cual este gas  se encuentra distribuido uniformemente en el reservorio. 
El ajuste de la correlación del cálculo de propiedades del petróleo en base a un estudio PVT 
es muy importante ya que nos ayuda a determinar el punto de operación del pozo con mejor 
exactitud. 
Resultados del Ajuste 
 
Gráfica  42. Ajuste Parámetros de Fluido del Pozo SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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b) Selección y Ajuste de las correlaciones de Flujo Multifásico en tuberías. 
Para la selección y ajuste de la correlación de flujo multifásico en tuberías que mejor simulen 
el comportamiento de las presiones dinámicas en el pozo se debe disponer de un registro de 
Presión y Temperatura fluyente. Para nuestro análisis ningún pozo dispone de estos registros, 
por el cual el ajuste se realizó mediante un análisis de sensibilidad de las correlaciones de 
Duns and Ros, Beggs and Brill, Hagedorn and Brown y Orkiszewski, proyectando que 
correlación se aproxima mejor al punto de trabajo actual del pozo. Como correlación se la 
tomó la de Beggs and Brill (std). Posteriormente la correlación seleccionada ajustamos 
mediante  sensibilidad con el Factor “L” que es el factor de corrección de la tubería, 
imponiendo valores entre 0,9 a 1,1; el resultado de la correlación Beggs and Brill y factor de 
corrección es de 1,1   Con este ajuste actualizamos en la sección “correlaciones”, la 
correlación seleccionada y el factor “L” obtenido en el ajuste de la misma.  
La correlación de Beggs and Brill considera que existe deslizamiento entre la fase líquida - 
gas y el patrón de flujo existente ayuda a determinar la caída de presión  en la tubería.  
 
 
Gráfica  43. Determinación Correlación de Flujo Pozo SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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c) Cotejo del comportamiento actual de Producción.  
Mediante la información disponible del yacimiento y el comportamiento del pozo si es 
saturado o subsaturado  se determina el modelo de IPR; para el pozo SAC-217 se selecciona 
el modelo “Vogel”, y al disponer de un registro de restauración de presión (Buil Up) se define 
el daño presente en la formación. Al determinar todos los parámetros necesarios del 
reservorio y el modelo de IPR, la aplicación arroja un resultado representativo del pozo, 
como es su IP con un valor de 0,344 y una máxima tasa de producción que aporta el pozo de 
302 STB/d, que definirá así nuestra curva de Oferta.  
En el Gráfico 44 se muestra el esquema del pozo SAC-217 con los datos del reservorio y del 
pozo, que se cargaron para general el modelo de análisis nodal de subsuelo y los datos que se 
estimaron para ajustar al pozo a la producción del mes de agosto del 2012.  
 
 
Gráfica  44. Esquema del Pozo SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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En la Gráfica 45  se muestra los datos de reservorio ingresados en la opción Layer 
Parameters, como son: temperatura del reservorio, profundidad media de las perforaciones, 
modelo de IPR, corte de agua y datos petrofísicos como Permeabilidad y uno de los 
parámetros importantes que afectan al Índice de productividad como es el daño de formación 
estimado, donde se se modificó el valor de S hasta que el IP coincida con el que se calculó en 
la opción Reservorio por la opción Manual (Ver anexo J.2) 
 
 
 
Gráfica  45. Datos del Reservorio del pozo SAC-217 y daño de formación estimado 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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Para obtener las curvas de Oferta y Demanda nos dirigimos a “Análisis” el cual introducimos 
la presión de cabeza, además definimos nuestro nodo solución (cara de la arena) y 
seleccionando las tasas automáticas se calculara los resultados gráficos de las intersecciones 
de las curvas de oferta y demanda. Obteniendo así nuestra tasa de operación actual.   
 
 
Gráfica  46. Análisis en la cara de la arena SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
Tabla 19. Resultados punto de operación SAC-217 
PUNTO DE OPERACIÓN 
Presión Operación Psia 218 
Tasa de fluido STB/d 276 
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Tasa de petróleo STB/d 274 
Tasa de Agua STB/d 2 
Tasa de Gas MMSCF/D 0,06 
BSW Fracción  0,01 
GOR SCF/STB 224 
DATOS IPR 
Índice Productividad STB/d/psi 0,344 
Tasa máxima flujo STB/d 289 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
Como se observa los resultados expuestos por el sofware, el pozo SAC- 217 puede producir 
con una tasa de petróleo de 274 STB/d con 2 STB/d  de agua con una presión de 216 psia. Al 
conocer que el pozo está produciendo de la arena “Ui” y que es un yacimiento saturado , la 
producción en el yacimiento mediante el mecanismo de gas en solución se puede deducir, que 
la cantidad de gas que esta saturando al petroleo y hay una disminucion de la presion este 
cayendo por muy debajo de la presión de saturación, dando como resultado que la  
producción este declinando y que se encuentre fuera del rango de operación de la bomba 405-
720 STB/d. 
Con base a la prueba de restauración disponible de fecha 8 de mayo de 2010, se estimó el 
daño del pozo igual a 11 en el modelo de pozo analizado con la aplicación WellFlo
™
. Este 
daño se encuentra implícito en la curva IPR de la Gráfica 46, los datos expuestos se 
encuentran en el anexo G.2. 
Se presume que una de las causas del daño presente pueda ser la presencia de sólidos y 
fluidos incompatibles con la formación al momento de cañonear la arena “U”, por lo cual se 
sugiere efectuar una evaluación mas detallada del pozo. 
En la prueba de presion efectuada al 8 de mayo del 2010 , se obtiene una producción de 672 
STB/d con una presión de 1654 psi. Dicho punto se encuentra por encima de la curva de 
inflow, y de igual manera de la curva de outflow, dada la información se puede ver que no se 
puede representar en las curvas de rendimiento del pozo debido a que el pozo a sufrido una 
depletación considerable. 
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La Gráfica 47. Representa la curva de rendimiento de la bomba y esta se encuentra fuera de 
rango de trabajo (DOWNTHRUST), se podría subir la frecuencia para que el caudal 
entregado por la formación productora entre en el rango de operación actual, caso contrario 
se recomienda realizar un rediseño de la BES. 
 
Gráfica  47. Curva de Rendimiento de la Bomba TD-650 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
Tabla 20. Resultados del rendimiento de la bomba SAC-217 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Los resultados obtenidos reflejan que la bomba está suministrando una  presión 3162 psia 
para levantar una columna de fluido  de 10288 ft a superficie.  
SAC-226 
 
El pozo SAC-226 inicia su perforación el 29 de enero del 2009 y  fue completado el 16 de 
mayo del mismo año  y empieza a producir de la arena Hollín inferior con flujo natural.El 30 
de noviembre del 2009 el pozo es reacondicionado y comienza a producir con bombeo 
Electrosumergible con la bomba SN-2600 hasta el 19 de septiembre del 2011. Se realiza el 
W.O #02 con la finalidad de aislar “Hi” por incremento de agua y se realiza el cambio de 
arena cañoneandola arena Hollín superior (Hs). Finaliza la operación el 8 de diciembre del 
2009 y empieza a producir con la bomba GN1600 operando hasta la actualidad con un BSW 
de 1%. 
Tabla 21. Parámetros actuales del pozo – SAC-226 
DATOS DE RESERVORIO 
Pr (psi): 3500 
Pwh (psig): 25 
Pwf (PSI):   
Pb (PSI): 86 
API: 22,6 
Prof. Bomba: 9961 
Prof. Arena: 10151 
Qt:   
BSW: 1,0% 
GOR: 65 
Arena: Hs 
EQUIPO 
Modelo de la 
Bomba: 
GN1600 
Número de 
Etapas: 
176 
Frecuencia de 42 
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Operación 
(hz): 
MOTOR 
(HP,V,Amp) 
180hp,1275V,85.5A 
TUBERÍA 
ID tubing 3,5 plg 
ID casing 7 plg 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Data PVT, Historial Build UP, Diagrama de completaciones de pozo. Dpto. 
Producción, y de Reservorios. 
 
Comprobación del comportamiento actual del pozo. 
Los pasos para el cotejo del comportamiento actual de producción del pozoSAC-226 son los 
siguientes: 
 
a) Selección y ajuste de las correlaciones empíricas para calcular las propiedades 
del petróleo. 
Después de cargar la información, previamente validada, que exige la aplicación en cuanto a 
producción, infraestructura instalada y datos de yacimiento, se entra en la sección “Fluid 
Parameters” para revisar las propiedades del fluido y seleccionar la correlación (Standing, 
Glasso, entre otras) que mejor coteje con el valor medido en laboratorio (análisis PVT). 
Luego se efectúa el ajuste de la correlación, con base a al análisis PVT validado de la arena 
“Hollín” 
El estudio del PVT nos permite entender el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, 
en nuestro estudio la arena “Hollín” del pozo SAC-226, el cual es un  reservorio subsaturado 
con una cantidad de gas disuelto en el petróleo de 20 PCS/BN. 
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Resultados del Ajuste 
 
Gráfica  48. Ajuste Parámetros de Fluido del Pozo SAC-226 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
  
b) Selección y Ajuste de las correlaciones de Flujo Multifásico en tuberías. 
Para la selección y ajuste de la correlación de flujo multifásico en tuberías que mejor simulen 
el comportamiento de las presiones dinámicas en el pozo se debe disponer de un registro de 
Presión y Temperatura fluyente. Para nuestro análisis ningún pozo dispone de estos registros, 
por el cual el ajuste se realizó mediante un análisis de sensibilidad de las correlaciones de 
Duns and Ros, Beggs and Brill, Hagedorn and Brown y Orkiszewski, proyectando que 
correlación se aproxima mejor al punto de trabajo actual del pozo. Como correlación se ha 
tomado la de Orkiszewski. Posteriormente la correlación seleccionada ajustamos mediante  
sensibilidad con el Factor “L” que es el factor de corrección de la tubería, imponiendo 
valores entre 0,9 a 1,1; el resultado de la correlación Orkiszewskiy factor de corrección es de 
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0,95.  Con este ajuste actualizamos en la sección “correlaciones”, la correlación seleccionada 
y el factor “L” obtenido en el ajuste de la misma.  
La correlación utilizada para determinar el gradiente de presión presentada por Orkiszewski 
considera que existe deslizamiento entre las fases y existencia de cuatro regímenes de flujo, 
(burbuja, tapón, transición, y neblina). 
 
 
Gráfica  49. Determinación Correlación de Flujo Pozo SAC-226 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
 
c) Cotejo del comportamiento actual de Producción.  
Mediante la información disponible del yacimiento y el comportamiento del pozo se 
establece que es un yacimiento  saturado para el cual se selecciona el modelo “Vogel 
Compuesto”, y al disponer de un registro de restauración de presión (Buil Up)  se define el 
daño presente en la formación. Al determinar todos los parámetros necesarios del reservorio 
y el modelo de IPR, el software da un resultado representativo del pozo, como es su IP con 
  
119 
 
un valor de  0,8351 y una tasa máxima de producción de 2911 STB/d, que definirá así nuestra 
curva de Oferta. 
En el Gráfico 50 se muestra el esquema del pozo Sac -226 con los datos del reservorio y del 
pozo, que se cargaron para general el modelo de análisis nodal de subsuelo, y los datos que se 
estimaron para ajustar al pozo a la producción del mes de agosto del 2012.  
 
 
Gráfica  50. Esquema del Pozo SAC-226 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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En la Gráfica 51  se muestra los datos de reservorio ingresados en la opción Layer 
Parameters, como son: temperatura del reservorio, profundidad media de las perforaciones, 
modelo de IPR, corte de agua y datos petrofísicos como Permeabilidad y uno de los 
parámetros importantes que afectan al Índice de productividad como es el daño de formación 
estimado, donde se se modificó el valor de S hasta que el IP coincida con el que se calculó en 
la opción Reservorio por la opción Manual (Ver anexo J.3) 
 
 
Gráfica  51. Datos del Reservorio del pozo SAC-226 y daño de formación estimado 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Para obtener las curvas de Oferta y Demanda nos dirigimos a “Análisis” el cual introducimos 
la presión de cabeza, además definimos nuestro nodo solución (cara de la arena) y 
seleccionando las tasas automáticas se calculara los resultados gráficos de las intersecciones 
de las curvas de oferta y demanda. Obteniendo así nuestra tasa de operación actual.  
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Gráfica  52. Análisis en la cara de la arena SAC-226 
Fuente: Software Wellflo (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Tabla 22. Resultados punto de operación SAC-226 
PUNTO DE OPERACIÓN 
Presión Operación Psia 2234 
Tasa de fluido STB/d 1057 
Tasa de petróleo STB/d 1046 
Tasa de Agua STB/d 10,6 
Tasa de Gas MMSCF/D 0,02 
BSW Fracción  0,01 
GOR SCF/STB 65 
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DATOS IPR 
Índice Productividad STB/d/psi 0,8351 
Tasa máxima flujo STB/d 2910,5 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Como se observa los resultados expuestos por la aplicación, el pozo SAC - 226 puede 
producir una tasa de petróleo de 1046 STB/d con 11 STB/d de agua con una presión  2234 
psia. El pozo está aportando de la arena “Hs” y que posee un acuífero proveniente de un 
ambiente marino, se sabe que la arena presenta  un equilibrio en la  presión  debido que hay 
una comunicación de agua proveniente de la arena “Hi”. 
En el pozo SAC-226 al estar produciendo de la arena “Hs”, se observa que la cantidad de 
Agua y Sedimentos es de solo del 1%, obteniendo así una buena recuperación de petróleo 
debido a que la roca es mojable al agua.  
El pozo SAC-226 no presenta un registro de restauración de presión (Buil Up), debido a que 
anteriormente se encontraba produciendo de una arena diferente (Hi). Al realizar la 
simulacion del pozo en la aplicación WellFlo
™
el pozo presenta un daño de S=2,5,  este daño 
se encuentra implícito en la curva IPR de la Gráfica 52, estos dato se encuentran en el anexo 
G.3;  adicional a esto se conoce que el rango operativo de la bomba es de 700 -1505 STB/d, 
corroborando que la bomba se encuntra trabajando dentro de su  rango tal como se muestra 
en la Gráfica 53. 
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Gráfica  53. Curva de Rendimiento de la Bomba 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
 
Tabla 23. Resultados del rendimiento de la bomba SAC-226 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Los resultados obtenidos reflejan que la bomba está suministrando una  presión 1095 psia 
para levantar una columna de fluido  de 3115 ft a superficie. 
 
SAC-240D 
 
El pozo SAC-240D inicia su perforación el 6 de noviembre  del 2010  y  se completa el 12 de 
diciembre del 2010, comenzando su vida productiva de la arena “Hi” a flujo natural e inicia 
evaluación del pozo con MTU bomba jet - 11K.  
El 18 de marzo del 2011 el pozo entra a W.O #01 se realiza el trabajo de cañonear “Hs” y 
como alternativas las arenas “U y T”, además se realiza una prueba de presión. En base a la 
evaluación de cada arena,  la arena con mejor aporte de producción es la arena “Ti” y 
empieza a producir con una bomba BES DN460. 
El 12 de Junio del 2012 el pozo entra nuevamente a un W.O #02 con el propósito de realizar 
una limpieza a la bomba, se tuvo resultados no satisfactorios; y se lo somete nuevamente a 
otro trabajo de  reacondicionamiento con el objetivo de rediseñar la bomba BES y cambiar 
completación de fondo. Hasta la actualidad el pozo sigue produciendo de la arena Ti y la 
bomba D460N. 
Se dispone de una única prueba de restauración de presión (Build Up) el 8 de abril del 2011, 
por lo que se ha trabajado con la información suministrada. 
 
Tabla 24 . Parámetros actuales del pozo – SAC-240D 
DATOS DE RESERVORIO 
Pr (PSI): 1300 
Pwh: 20 
Pwf (PSI):   
Pb (PSI): 1280 
API: 30,5 
Prof. Bomba: 9499 
Prof. Arena: 10081,5 
Qt:   
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BSW: 0,50% 
GOR: 345 
Arena: Ti 
EQUIPO 
Modelo de la 
Bomba: 
D460N 
Número de Etapas: 268 
Frecuencia de 
Operación (hz): 
54 
MOTOR 
(HP,V,Amp) 
120Hp,2270V,32Amp 
TUBERÍA 
ID tubing 3,5 plg 
ID casing 7 plg 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Data PVT, Historial Build UP, Diagrama de completaciones de pozo. Dpto. 
Producción, y de Reservorios. 
 
 
Comprobación del comportamiento actual del pozo. 
Los pasos para el cotejo del comportamiento actual de producción del pozo Sac-240D son los 
siguientes: 
a) Selección y ajuste de las correlaciones empíricas para calcular las propiedades 
del petróleo. 
Después de cargar la información, previamente validada, que exige la aplicación en cuanto a 
producción, infraestructura instalada y datos de yacimiento, se entra en la sección “Fluid 
Parameters” para revisar las propiedades del fluido y seleccionar la correlación (Standing, 
Glasso, entre otras) que mejor coteje con el valor medido en laboratorio (análisis PVT). 
Luego se efectúa el ajuste de la correlación, con base a al análisis PVT validado de la arena 
“Hollín”. 
El estudio del PVT nos permite entender el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, 
en nuestro estudio la arena “T” del pozo SAC-240D, el cual es un  yacimiento saturado con 
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una cantidad de gas disuelto en el petróleo de 345 PCS/BN, y  que tiene una fase de gas libre, 
este gas  se encuentra distribuido uniformemente en el reservorio. 
Resultados del Ajuste 
 
 
Gráfica  54. Ajuste Parámetros de Fluido del Pozo SAC-240D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
b) Selección y Ajuste de las correlaciones de Flujo Multifásico en tuberías. 
Para la selección y ajuste de la correlación de flujo multifásico en tuberías que mejor simulen 
el comportamiento de las presiones dinámicas en el pozo se debe disponer de un registro de 
Presión y Temperatura fluyente. Para nuestro análisis ningún pozo dispone de estos registros, 
por el cual el ajuste se realizó mediante un análisis de sensibilidad de las correlaciones de 
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Duns and Ros, Beggs and Brill, Hagedorn and Brown y Orkiszewski, proyectando que 
correlación se aproxima mejor al punto de trabajo actual del pozo. Como correlación se ha 
tomado la de  Orkiszewski. Posteriormente la correlación seleccionada ajustamos mediante  
sensibilidad con el Factor “L” que es el factor de corrección de la tubería, imponiendo 
valores entre 0,9 a 1,1; el resultado de la correlación Orkiszewskiy factor de corrección es de 
0,98.  Con este ajuste actualizamos en la sección “correlaciones”, la correlación seleccionada 
y el factor “L” obtenido en el ajuste de la misma.  
La correlación utilizada para determinar el gradiente de presión presentada por Orkiszewski 
considera que existe deslizamiento entre las fases y existencia de cuatro regímenes de flujo, 
(burbuja, tapón, transición, y neblina). 
 
 
Gráfica  55. Determinación Correlación de Flujo Pozo SAC-240D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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c) Cotejo del comportamiento actual de Producción.  
Mediante la información disponible del yacimiento y el comportamiento del pozo se 
establece que es un yacimiento  saturado para el cual se selecciona el modelo “Vogel 
Compuesto”, y al disponer de un registro de restauración de presión (Build Up) se define el 
daño presente en la formación. Al determinar todos los parámetros necesarios del reservorio 
y el modelo de IPR, el software nos da un resultado representativo del pozo, como es su IP 
con un valor de 0,2773 y una máxima tasa de producción que aporta el pozo de 211 STB/d, 
que definirá así nuestra curva de Oferta. 
En el Gráfico 56 se muestra el esquema del pozo Sac-240 con los datos del reservorio y del 
pozo, que se cargaron para general el modelo de análisis nodal de subsuelo. 
 
Gráfica  56. Esquema del Pozo SAC-240D 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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En la Gráfica 57  se muestra los datos de reservorio ingresados en la opción Layer 
Parameters, como son: temperatura del reservorio, profundidad media de las perforaciones, 
modelo de IPR, corte de agua y datos petrofísicos como Permeabilidad y uno de los 
parámetros importantes que afectan al Índice de productividad como es el daño de formación 
estimado, donde se se modificó el valor de S hasta que el IP coincida con el que se calculó en 
la opción Reservorio por la opción Manual (Ver anexo J.4) 
 
 
Gráfica  57. Datos del Reservorio del pozo SAC-240D y daño de formación estimado 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Para obtener las curvas de Oferta y Demanda nos dirigimos a “Análisis” el cual introducimos 
la presión de cabeza, además definimos nuestro nodo solución (cara de la arena) y 
seleccionando las tasas automáticas se calculara los resultados gráficos de las intersecciones 
de las curvas de oferta y demanda. Obteniendo así nuestra tasa de operación actual.   
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Gráfica  58. Análisis en la cara de la arena SAC-240D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Tabla 25. Resultados punto de operación SAC-240D 
PUNTO DE OPERACIÓN 
Presión Operación Psia 721 
Tasa de fluido STB/d 137 
Tasa de petróleo STB/d 130 
Tasa de Agua STB/d 7 
Tasa de Gas MMSCF/D 0,04 
BSW Fracción  0,05 
GOR SCF/STB 345 
DATOS IPR 
Índice Productividad STB/d/psi 0,2773 
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Tasa máxima flujo STB/d 211 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
  
Como se observa los resultados expuestos por el sofware el pozo SAC- 240D puede producir 
una tasa de petróleo de 130 STB/d con 7 STB/d  de agua con una presión de 72 psia, por lo 
cual se observa quel el pozo esta operando fuera de rango 180-585 STB/d. 
De acuerdo a los datos analizados el pozo presenta  un daño de S=15 y al ser un pozo nuevo 
los sólidos y filtrado de lodo son las causas mas comunes de un daño de formación; este daño 
se encuentra implícito en la curva IPR de la Gráfica 58 y los datos expuestos se encuentran en 
el anexo G.4.  
En la prueba de presion efectuada al 8 de abril del 2011 (Build Up), se obtiene una 
producción de 384 STB/d con una presión de 733 psia. Dicho punto se encuentra por encima 
de la curva de inflow, y de igual manera de la curva de outflow, dada la información se puede 
ver que no se puede representar en las curvas de rendimiento del pozo debido a que el pozo a 
sufrido una declinación considerable. 
La Gráfica 59. Representa la curva de rendimieento de la bomba y esta se encuentra fuera de 
rango de trabajo (DOWNTHRUST), por lo cual se recomienda subir la frecuencia para que el 
caudal entregado por la formación productora entre en el rango de operación actual, caso 
contrario se debe realizar un rediseño de la BES. 
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Gráfica  59. Curva de Rendimiento de la Bomba D460N 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
Tabla 26.  Resultados del rendimiento de la bomba SAC-240D 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
Los resultados obtenidos reflejan que la bomba está suministrando una  presión 2179psia para 
levantar una columna de fluido  de 7275 ft a superficie. 
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SAC-242D 
 
El pozo SAC-242D inicia su perforación el 14 de septiembre  del 2010  y  se completa el 23 
de septiembre del 2010, este es un pozo direccional que comienza su vida productiva con la 
arena “Hi” a flujo natural e inicia evaluación del pozo con MTU bomba jet – 10J.  
El 27 de enero del 2011 el pozo entra a W.O #01se realiza el trabajo de aislar la arena “Hi” 
por motivo de baja producción de petróleo es por eso que se realizar el cambio de arena y 
comienza a producir de la “Hs” y se baja una bomba DN 1100, resultando exitoso el trabajo y  
se tiene una recuperación de la producción de petróleo a +/- 700 bls. 
El 12 de diciembre del 2012 el pozo entra nuevamente a W.O #02 con el propósito de bajar 
un nuevo diseño de BES, se baja la bomba P12 y se continúa produciendo de la misma arena. 
Se dispone de una única prueba de restauración de presión (Build Up ) el 5 de marzo del 
2011, por lo que se ha trabajado con la información suministrada. 
 
Tabla 27. Parámetros actuales del pozo – SAC-242D 
DATOS DE RESERVORIO 
Pr (PSI): 3786 
Pwh: 25 
Pwf (PSI):   
Pb (PSI): 86 
API: 24,8 
Prof. Bomba: 9397,7 
Prof. Arena: 10668 
Qt:   
BSW: 75,00% 
GOR: 20 
Arena: Hollin 
EQUIPO 
Modelo de la 
Bomba: 
P12 
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Número de Etapas: 226 
Frecuencia de 
Operación (hz): 
50 
MOTOR 
(HP,V,Amp) 
114hp,2330V,30A 
TUBERÍA 
ID tubing 3,5 plg 
ID casing 7 plg 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Data PVT, Historial Build UP, Diagrama de completaciones de pozo. Dpto. 
Producción, y de Reservorios. 
 
 
Comprobación del comportamiento actual del pozo. 
Los pasos para el cotejo del comportamiento actual de producción del pozo Sac-242D son los 
siguientes: 
a) Selección y ajuste de las correlaciones empíricas para calcular las propiedades 
del petróleo. 
Después de cargar la información, previamente validada, que exige la aplicación en cuanto a 
producción, infraestructura instalada y datos de yacimiento, se entra en la sección “Fluid 
Parameters” para revisar las propiedades del fluido y seleccionar la correlación (Standing, 
Glasso, entre otras) que mejor coteje con el valor medido en laboratorio (análisis PVT). 
Luego se efectúa el ajuste de la correlación, con base a al análisis PVT validado de la arena 
“Hollín”. 
El estudio del PVT nos permite entender el comportamiento de los fluidos en el yacimiento, 
en nuestro estudio la arena “H” del pozo SAC-242, el cual es un  yacimiento subsaturado con 
una cantidad de gas disuelto en el petróleo de 65 PCS/BN. 
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Resultados del Ajuste 
 
Gráfica  60. Ajuste Parámetros de Fluido del Pozo SAC-242D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
 
 
b) Selección y Ajuste de las correlaciones de Flujo Multifásico en tuberías. 
Para la selección y ajuste de la correlación de flujo multifásico en tuberías que mejor simula  
el comportamiento de las presiones dinámicas en el pozo se debe disponer de un registro de 
Presión y Temperatura fluyente. Para nuestro análisis ningún pozo dispone de estos registros, 
por el cual el ajuste se realizó mediante un análisis de sensibilidad de las correlaciones de 
Duns and Ros, Beggs and Brill, Hagedorn and Brown y Orkiszewski, proyectando que 
correlación se aproxima mejor al punto de trabajo actual del pozo.  
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Como correlación se ha tomado la de  Hagedorn & Brown. Posteriormente la correlación 
seleccionada ajustamos mediante  sensibilidad con el Factor “L” que es el factor de 
corrección de la tubería, imponiendo valores entre 0,9 a 1,1; el resultado de la correlación 
Hagedorn & Browny factor de corrección es de 0,95.  Con este ajuste actualizamos en la 
sección “correlaciones”, la correlación seleccionada y el factor “L” obtenido en el ajuste de la 
misma.  
La correlación de Hagedorn & Brown considera que existe deslizamiento entre la fases 
líquida - gas y patrón de flujo existente, con el objetivo de determinar la caída de presión  en 
la tubería. 
 
Gráfica  61. Determinación Correlación de Flujo Pozo SAC-242D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
 
c) Cotejo del comportamiento actual de Producción.  
Mediante la información disponible del yacimiento y el comportamiento del pozo se 
establece que es un yacimiento  saturado para el cual se selecciona el modelo “Straight Line”, 
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y al disponer de un registro de  restauración de presión (Build Up) se define el daño presente 
en la formación. Al determinar todos los parámetros necesarios del reservorio y el modelo de 
IPR, la aplicación da un resultado representativo del pozo, como es su IP con un valor de 
0,5213 y una máxima tasa de producción que aporta el pozo de 1966 STB/d, que definirá así 
nuestra curva de Oferta. 
En el Gráfico 62 se muestra el esquema del pozo SAC-242D con los datos del reservorio y 
del pozo, que se cargaron para general el modelo de análisis nodal de subsuelo. 
 
Gráfica  62. Esquema del Pozo SAC-242D 
Fuente: Software WellFlo
™  
(Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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En la Gráfica 63  se muestra los datos de reservorio ingresados en la opción Layer 
Parameters, como son: temperatura del reservorio, profundidad media de las perforaciones, 
modelo de IPR, corte de agua y datos petrofísicos como Permeabilidad y uno de los 
parámetros importantes que afectan al Índice de productividad como es el daño de formación 
estimado, donde se se modificó el valor de S hasta que el IP coincida con el que se calculó en 
la opción Reservorio por la opción Manual (Ver anexo J.5) 
 
 
Gráfica  63. Datos del Reservorio del pozo SAC-242D y daño de formación estimado 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Para obtener las curvas de Oferta y Demanda nos dirigimos a “Análisis” el cual introducimos 
la presión de cabeza, además definimos nuestro nodo solución (cara de la arena) y 
seleccionando las tasas automáticas se calculara los resultados gráficos de las intersecciones 
de las curvas de oferta y demanda. Obteniendo así nuestra tasa de operación actual.   
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Gráfica  64. Análisis en la cara de la arena Sac-242D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
Tabla 28. Resultados punto de operación SAC-242D 
PUNTO DE OPERACIÓN 
Presión de Operación Psia 1947 
Tasa de fluido STB/d 959 
Tasa de petróleo STB/d 307 
Tasa de agua STB/d 652 
Tasa de Gas MMSCF/d 0,02 
BSW Fracción 0,68 
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GOR SCF/STB 65 
   
DATOS IPR 
Índice Productividad STB/d/psi 0,5213 
Tasa máxima flujo STB/d 1966 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012)  
 
 
Al observar el resultado expuesto por la aplicación, el pozo SAC- 242D  puede producir a 
una tasa de petróleo de 307 STB/d con 652 STB/d  de agua con una presión de 1947 psia.  
El pozo  presenta un registro de una prueba de restauración en la cual se reporta un daño 
igual a 1, el cual se corroboró con el modelo de pozo creado, este daño se encuentra implícito 
en la curva IPR de la Gráfica 64 aunque no representa un gran daño para la formacion, puede 
ser removido para incrementar la producción; los datos expuestos anteriormente se encuentra 
en el anexo G.5. 
El pozo está operando dentro del rango operativo de la bomba y adicionalmente se puede 
incrementar la frecuecia a las condiciones actuales del pozo ya que se tiene un amplio rango 
de frecuencia para trabajar, así tambien como el rango operativo de la bomba  permite 
incrementar el caudal, como se puede observar en la Gráfica 65. 
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Gráfica  65. Curva de Rendimiento de la Bomba P12 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
 
Tabla 29.  Resultados del rendimiento de la bomba SAC-242D 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Los resultados obtenidos reflejan que la bomba está suministrando una  presión de 1908 psia 
para levantar una columna de fluido  de 4743 ft a superficie..
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Tabla 30. Resumen de resultados del ajuste a la producción de los 5 pozos de la 
Estación Norte 2 del Campo Sacha 
 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo.  
Pozo Arena Estación
Infraestructura 
de Superficie
Caudal de 
Líquido
(BFPD)
Presión de 
Fondo Fluyente
(lpcm)
Variación
(%)
Caudal de 
Líquido
(BFPD)
A y S
(%)
Producción 
de Gas
(MPCED)
Presión de 
Cabezal 
Medida
(lpcm)
Forecast Fecha S K Hn rw S
Método de 
Levantamie
nto
Fabricante 
de Bomba
Modelo de 
Bomba
Frecuencia
(Hz)
Caudal 
Límite 
Inferior
(BFPD)
Caudal 
Límite 
Superior
(BFPD)
Condición de 
Operación
SAC-210 Hollin Norte-2 Tipo 2 649 3749 0,15 648 78,0
12
25 Agosto de 2012 ago-08 0,45 720,0 18,0 0,42 8,0 BES Reda SN2600 48 1.280 2.560 Fuera de Rango
SAC-217 U Norte-2 Tipo 2 276 216 0,00 276 0,8 N/D 20 Agosto de 2012 may-10 11,00 198,0 14,0 0,59 11,0 BES Wood Group TD650 58 435 773 Fuera de Rango
SAC-226 Hollin Norte-2 Tipo 2 1057 2234 -0,28 1060 1,0 N/D 25 Agosto de 2012 Estimado 10,0 0,35 3,4 BES Reda GN1600 42 700 1.505 En Rango
SAC-240 T Norte-2 Tipo 2 137 721 0,74 136 0,5
N/D
20 Agosto de 2012 abr-11 10,2 11,36 10,0 0,29 15,0 BES Reda D460N 54 180 585 Fuera de Rango
SAC-242 Hollin Norte-2 Tipo 2 | 1947 #VALUE! 960 68,0 6 25 Agosto de 2012 mar-11 1,00 124,0 14,0 0,29 1,0 BES Centrilift P12 50 708 1.333 En Rango
Caracterización del método de levantamientoAnálisis Nodal Datos de Producción wellfloDATOS  B'UP
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Análisis Nodal – Modelo integral  pozos seleccionados Subsuelo – Reo 
 
Estado Actual 
 
El análisis de la red mediante el modelo integral  WellFlo
™
 y ReO
™
, es un complemento del 
análisis nodal,  ya que se centra en el análisis de  las tuberías de flujo en superficie, mediante 
la integración de estas dos aplicaciones, que enlaza a todos y cada uno de los pozos 
simulados llevándolos a un nodo en común representado por el múltiple de producción, de tal 
manera que se pueda identificar problemas o restricciones en el sistema de producción en 
superficie. 
El software ReO
™
, no genera curvas de oferta y demanda, lo que permite es determinar las 
caídas de presión desde el sumidero a la fuente o pozo (BES).  
  
A continuación como se puede ver en la Gráfica 66, se  presenta el modelo de la simulación 
de la plataforma SAC-192, actualmente se está manejando un caudal de fluido en superficie 
de 10158 STB/d y una tasa de crudo de 5208 STB/d aproximadamente, con un corte de agua 
del 48,73% y un GLR de 69 scf/STB. 
  
Cabe mencionar que todos los pozos que forman parte de la plataforma  SAC – 192, tienen 
una presión de cabeza que se encuentra entre 20 a 30 psig, a excepción de los pozos SAC-
192, SAC-214, SAC-241 que tienen una presión entre 100 a 180 psig. 
Para llegar a tener esas presiones se ha llegado a determinar que  todos esos pozos se  están 
estrangulando mediante las válvulas que posee el cabezal de cada uno de los pozos, es por 
eso que en el modelo se les ha colocado un estrangulador. 
 
A continuacion se presenta una tabla resumen de la  reducción o incremento del diámetro 
interno del estrangulador (1/64 de pilg) de los pozos seleccionados de la plataforma Sac -192 
y la determinacion de existencia de flujo crítico. 
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Tabla 31. Reducción o incremento del diámetro interno del estrangulador  de los pozos 
seleccionados de la plataforma Sac-192 
Tuberí
a 
Presió
n en la 
cabeza 
del 
Pozo 
(psig) 
OD 
tuberí
a  
(plg) 
ID 
tuberí
a (plg) 
ID 
Estrangulad
or (plg) 
ID  
Estrangulad
or estimado    
(plg) 
Plf*/Pw
h 
Se cosidera 
Flujo Critico 
si: 
Plf/Pwh<0,58
8   Ec. 
Gilbert y 
Chong 
T-210 25 4 1/2 4,026  1 /64 4,00 0,6 No 
T-217  20 4 1/2 4,026  1 /64 4,00 0,75 No 
T-226 25 4 1/2 4,026  1 /64 4,00 0,6 No 
T-240 20 4 1/2 4,026  1 /64 4,00 0,75 No 
T-242 25 4 1/2 4,026  1 /64 4,00 0,6 No 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Base de datos de Openwells de ORNCEM  y  Software ReO
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Patrones de Flujo en la tubería de producción de superficie de los pozos seleccionado de la 
plataforma Sac-192 
 
Los patrones de flujo que rigen en cada una de las líneas de superficie de los pozos 
seleccionados se muestran en el Cuadro 32. Se utilizó la correlación de Beggs & Brill debido 
a que posee un amplio rango de tuberías y tasa de flujo. 
En base a los resultados obtenidos mediante el software REO, presentada en la Tabla  31, se 
puede destacar que en el tramo de tubería de 6 pulg que conecta al multiple de la plataforma 
Sac-192 con el tanque (Pipe 3), se observó que existe un patrón de flujo intermitente con 
tapón de gas y que la tubería está sufriendo un desgaste acelerado, debido a que la velocidad 
de la mezcla en ese extremo es ligeramente mayor que la velocidad erosiva de acuerdo a la 
norma API RP14E; este efecto está provocando una falla prematura a la tubería por el 
desgaste al cual está sometida. 
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Se recomienda realizar una medición de espesores es decir una evaluación de frecuencia 
óptima de inspección a la sección de tubería por lo menos una vez al año. 
 
Al observar los resultados se determinó  que la velocidad de la mezcla es menor a la 
velocidad de erosión de las tuberías analizadas concluyendo así, que ninguna presenta un 
posible desgaste por erosión, ya que la velocidad de la mezcla se encuentra muy por debajo 
de esta velocidad. 
Además se observó que en la mayoría de los tramos de tubería existe un  patrón de flujo que 
es el Segregado, en este tipo de patrón de flujo, las dos fases están separadas por gravedad 
más densa fluye en el fondo de la tubería y la fase menos densa en el tope. Es importante 
señalar, que en zonas de topografía irregular, contribuye a la estratificación de la fase acuosa, 
sobre todo en zonas en donde la topografía permita la formación de bolsas de líquidos, lo que 
incrementa las velocidades de corrosión interna en las tuberías, por lo que se tendrán que 
aplicar los mecanismos necesarios para controlar éste fenómeno en este tipo de zonas. 
 
Tabla 32. Patrón de Flujo en cada una de las redes de superficie de los pozos seleccionados 
de la  Plataforma Sac-192 
 
PLATAFORMA 
Tramo 
de                                   
Tubería 
Diámetro 
(plg) 
Velocidad 
de la 
mezcla  
(ft/s) 
Velocidad 
del gas 
(ft/s) 
Velocidad 
Erosiva 
(pie/s) 
GP fr        
(psi/ft) 
Regimen de 
Flujo 
Correlación 
de Flujo 
Horizontal 
PLATAFORMA 
SAC-192 
TEFN2 4 1,92  0,00  12,97   0,00073 
 Liquido 
Monofásico  
Beggs and 
Brill 
TPS-
192 4  30,48 35,81  26,30   0,02387 Intermitente  
Beggs and 
Brill 
T-210 4 0,49  0,00   12,83 0,00013  
Liquido 
Monofásico  
Beggs and 
Brill 
T-217 4  1,20 1,51  22,55  0,00076   Segregado 
Beggs and 
Brill 
T-226 4  0,86 0,00  13,32  0,0013   Segregado 
Beggs and 
Brill 
T-240 4  1,09  1,31 26,86  0,0003   Segregado 
Beggs and 
Brill 
T-242 4  0,91 0,00  12,89  0,00043   Segregado 
Beggs and 
Brill 
 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Base de datos de Openwells de ORNCEM  y  Software ReO
™  
 (Versión 2012) 
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Gráfica  66. Modelado Integral actual – Wellflo- Reo de la Plataforma SAC-192 
 
Fuente: Software ReO
™
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo.  
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DETERMINACIÓN DE LOS MEJORES ESCENARIOS DE PRODUCCION 
En este capítulo se presenta todas las propuestas que se pueden aplicar en los pozos 
seleccionados con el objetivo de incrementar la producción.  
 
Propuesta para  pozo SAC -210 
Remover el daño. 
Debido a la presencia de daño S=8 estimada mediante la aplicación WellFlo
TM
, se sugiere 
realizar un tratamiento de estimulación con la finalidad de tener a un daño S=0 y así esperar 
una tasa de fluido de 1274 STB/d y una tasa de petróleo de 280 STB/d (Tabla 33). Con esta 
recuperación de fluido mediante este tratamiento no se consideraría  realizar el  rediseño de la 
BES actual  ya que esta tiene un rango operativo de 1280-2560, pero si es necesario que al 
momento de la estimulación del pozo también se realice un chequeo de la bomba para 
determinar las condiciones en la que se encuentra, y al finalizar el trabajo se volvería a  
instalar una nueva bomba del mismo modelo es decir una bomba Reda SN 2600. 
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Gráfica  67. Análisis de sensibilidad de Daño Skin – SAC-210 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
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Tabla 33. Pronóstico de Producción al Remover el Daño SAC-210 
ACTUAL DESPUES INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW     % Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d 
648 143 78 1274 280 137 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Variación de  frecuencia 
Manteniendo las condiciones actuales del reservorio es decir sin remover el daño se podría 
incrementar la frecuencia hasta 60 Hz dando una producción neta de 989 STB/d, pero refleja 
que el pozo tampoco entra en el rango operativo de la bomba por lo que sería necesario 
rediseñar el BES. Ver Gráfica 68.  
Considerar dejar a la bomba trabajando  con esa variación de frecuencia pero se observaría 
que al cabo del tiempo va  a terminar deteriorándose por el trabajo excesivo que está 
realizando, es por esta razón que se considera realizar un cambio de bomba.  
 
Tabla 34. Pronóstico de Producción al Variar Frecuencia SAC-210 
CONDICIÓN FRECUENCIA Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
INCREMENTO 
ACTUAL 48 648 143 78 0 
 
DESPUES 
50 742 163 78 20 
55 861 189 78 46 
60 989 217 78 74 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Gráfica  68. Sensibilidad de Frecuencias Operativas – SAC-210 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Cambio de bomba 
El diseño de cambio de bomba se ha realizado para un caudal esperado de 850 STB/d, este 
diseño se ha hecho en el caso que se mantenga el pozo a las condiciones de trabajo actuales 
es decir sin remover el daño debido a que la producción actual se encuentra fuera del rango 
operativo de la bomba. 
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Los valores de producción conseguidos se presentan en la (Tabla 35). 
 
Tabla 35. Pronóstico de Producción con BES SAC-210 
ACTUAL DESPUES  
INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/ 
648 143 78 852 187 44 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
Tabla 36. Se detalla los parámetros de la bomba. 
 
 
 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
De estas bombas se instalaría la bomba DN1100 debido a que requiere menor potencia y 
trabaja a una mayor eficiencia. 
 
 
Pump @ 850 STB/d a 55Hz DN1100 P8 
Rango Operativo  550 -  1237,5  504,17 - 1100 
Etapas Requeridas  70  62 
Eficiencia de la Bomba  58  38 
Potencia Requerida/Bomba  29,04  36,5 
Levantamiento Requerido  1463  1460 
Levantamiento por Etapa  21  24 
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Propuesta para  pozo SAC -217 
Remover el daño. 
El daño estimado, S=11 a las condiciones actuales es considerado como punto de partida para 
la realización de un  tratamiento de estimulación al pozo, con esta remoción de daño se 
podría recuperar una tasa de fluido de 375 STB/d y de petróleo de 372 STB/d (Tabla 37). 
Aunque se removiera el daño a 0, este sería un gasto innecesario porque solo se recuperaría 
98 STB/d de petróleo y aun así la bomba seguirá trabajando fuera de su rango óptimo. 
 
Tabla 37. Pronóstico de Producción al Remover el Daño SAC-217 
ACTUAL DESPUES INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW % Tasa 
liquido 
(STB/d 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
276 274 0,8 375 372 98 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012)
  
154 
 
 
 
Gráfica  69. Análisis de sensibilidad de Daño Skin – SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
Variación de  frecuencia 
Si mantenemos las condiciones actuales del reservorio es decir con el daño presente en el 
pozo, se consideraría incrementar la frecuencia hasta 60 Hz dando una producción de 283 
STB/d, pero refleja que el pozo tampoco entra en el rango operativo de la bomba por lo que 
es necesario rediseñar el BES. Ver Gráfica 70. 
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Tabla 38. Pronóstico de Producción al Variar Frecuencia SAC-217 
CONDICIÓN FRECUENCIA Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
INCREMENTO 
ACTUAL 58 276 274 1 0 
 
DESPUES 
60 283 281 1 7 
62 286 285 1 11 
65 290 288 1 14 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
 
 
Gráfica  70. Sensibilidad de Frecuencias Operativas – SAC-217 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
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Cambio de bomba 
El diseño se ha realizado para un caudal esperado de 290 BDPD, manteniendo las 
condiciones actuales del pozo. Mediante la simulación que ofrece el software de realizar un 
diseño de bomba y de las opciones de cambio de bomba que ofrece; se ha concluido el 
cambio de bomba de la TD-650 a una D1050N, obteniendo una producción de 290 BFPD, sin 
embargo el punto óptimo de operación se encuentra por debajo del punto de burbuja, por lo 
que se consideraría emplear un separador de gas dentro de la configuración de la BES. Este 
cambio de bomba genera un incremento de la producción en 14 STB/d de petróleo (Tabla 
39). 
Tabla 39. Pronóstico de Producción con BES SAC-217 
ACTUAL DESPUES  
INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
276 274 0,8 290 288 14 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Tabla 40. Se detalla los parámetros de la bomba. 
Pump @ 290 STB/d a 55Hz DN1150 D1050N 
Rango Operativo 367 – 1513 275 – 1513 
Etapas Requeridas 307 414 
Eficiencia de la Bomba 16,9 20,7 
Potencia Requerida/Bomba 99,4 83,5 
Levantamiento Requerido 11293 11267 
Levantamiento por Etapa 36,78 27,2 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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De estas bombas se instalaría la bomba D1050N debido a que requiere menor potencia y 
trabaja a una mayor eficiencia. 
Al observar un bajo incremento en la producción que se podría obtener  por la bomba 
instalada, sería una mala decisión realizar este cambio, debido a que resultaría costoso 
realizarlo por la baja producción que se llegaría obtener, es por eso que se sugiere mantenerle 
al pozo trabajando con la misma bomba. 
Es importante tomar en cuenta que el separador que se instale ea el mejor y realice un buen 
trabajo, para el caso de este pozo debido a la cantidad de gas que está liberando el reservorio, 
para poder minimizar los problemas causados por la cavitación. 
 
Propuesta para  pozo SAC -226 
Remover el daño. 
Aunque el pozo se encuentre operando en un rango estable, el objetivo de este estudio es 
incrementar la productividad del pozo, por lo que se sugiere realizar un tratamiento de 
estimulación para  remover el daño, al ser aprobado  se obtendría una ganancia de 157 STB/d  
de petróleo. Con este aumento de producción se puede bajar la nueva bomba manteniendo su 
mismo modelo ya que el caudal esperado entra dentro de su rango operativo de 700-1500 
STB/d. 
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Gráfica  71. Análisis de sensibilidad de Daño Skin – SAC-226 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Tabla 41. Pronostico de Producción al Remover el Daño SAC-226 
ACTUAL DESPUES INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW % Tasa 
liquido 
(STB/d 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
1060 1049 1 1218 1206 157 
 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Variación de  frecuencia 
Si mantenemos las condiciones actuales del reservorio es decir sin remover el daño se puede 
incrementar la frecuencia hasta 60 Hz, es decir que la bomba nos ofrece un amplio rango 
operativo por lo que permite realizar este aumento de producción generando una ganancia 
647 STB/d de petróleo, Ver Gráfica 72. 
 
Tabla 42. Pronóstico de Producción al Variar Frecuencia SAC-226 
CONDICIÓN FRECUENCIA Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
INCREMENTO 
ACTUAL 42 1060 1049 1 0 
 
DESPUES 
45 1163 1152 1 103 
55 1526 1511 1 462 
60 1713 1696 1 647 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Gráfica  72. Sensibilidad de Frecuencias Operativas – SAC- 226 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
Mediante el análisis de este pozo se puede concluir que para aumentar la producción de 
petróleo, se podría aumentar la frecuencia de la bomba con un mayor incremento que al 
realizar una estimulación, incluso se evitaría un gasto excesivo mediante el trabajo de 
remover el daño, pero para el estudio se ha considerado realizar el análisis económico de este 
pozo mediante la propuesta de estimulación. 
 
Propuesta para  pozo SAC -240D 
Remover el daño. 
Al realizar el modelo se ha estimado que el pozo presenta un daño S=15, el mismo modelo 
mediante la aplicación de WellFlo
TM 
permite lograr reducir a un daño S=0 y se espera 
recuperar una tasa de petróleo de 348 STB/d (Tabla 43) con un incremento  de 213 STB/d de 
petróleo; por lo cual se recomienda la realización de una estimulación del pozo para remover 
el daño. Además con esta recuperación de fluido se observa que no sería necesario realizar un 
rediseño de la BES actual evitando un mayor gasto, además se puede obtener que la bomba 
trabaje normalmente en su rango operativo al cual ha sido diseñado.  
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Tabla 43. Pronóstico de Producción al Remover el Daño SAC-240D 
ACTUAL DESPUES INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW % Tasa 
liquido 
(STB/d 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
136 135 0,5 366 348 213 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
Gráfica  73. Análisis de sensibilidad de Daño Skin – SAC -240 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
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Variación de  frecuencia 
Al mantener las condiciones actuales del reservorio es decir sin remover el daño se podría 
incrementar la frecuencia hasta 60 Hz dando una producción de fluido de 177 STB/d, aunque 
refleje que no entra totalmente en el rango operativo estaría produciendo a una tasa 
considerable y así se evitaría un gasto considerable en rediseñar el BES. Ver Gráfica 74. 
 
Tabla 44. Pronóstico de Producción al Variar Frecuencia SAC-240D 
CONDICIÓN FRECUENCIA Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
INCREMENTO 
ACTUAL 54 136 135 0,5 0 
 
DESPUES 
55 147 139 0,5 4 
58 168 160 0,5 25 
60 177 168 0,5 33 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Gráfica  74. Sensibilidad de Frecuencias Operativas -  SAC -240D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
Propuesta para  pozo SAC -242D 
Remover el daño. 
El modelo creado para el  pozo SAC- 242 muestra que posee un buen potencial y además que  
su bomba está trabajando dentro de su rango operativo, y cuyo objetivo es incrementar la 
producción del pozo se sugeriría realizar un estudio de factibilidad  para la estimulación del 
pozo y así lograr reducir el daño  S=1 existente y  de esta manera aumentar su producción tal 
como se muestra en la tabla 45. Si se llegara a determinar la estimulación del pozo es 
importante que se realice un chequeo de la bomba para ver las condiciones en la que se 
encuentra, y al finalizar el trabajo se  instalará una nueva bomba del mismo modelo es decir 
una bomba Centrilift P12. 
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Tabla 45. Pronostico de Producción al Remover el Daño SAC-242 
ACTUAL DESPUES INCREMENTO 
Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW % Tasa 
liquido 
(STB/d 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
960 240 75 1027 329 89 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
 
 
 
Gráfica  75. Análisis de sensibilidad de Daño Skin – SAC-242D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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En base a los resultados obtenidos se observa que se tendría un incremento de 89 STB/d y 
este incremento realmente no resultaría una ganancia para el gasto que se tendría al momento 
de realizar la estimulación por lo que se concluiría no remover el daño. 
 
Variación de  frecuencia 
Se incrementa la frecuencia de 50 a 60 Hz, como se aprecia en la gráfica  si mantenemos las 
condiciones actuales del reservorio es decir sin remover el daño se genera una ganancia de  
167 STB/d  de petróleo. 
 
Tabla 46. Pronostico de Producción al Variar Frecuencia Sac-242D 
CONDICIÓN FRECUENCIA Tasa 
liquido 
(STB/d) 
Tasa 
petróleo 
(STB/d) 
BSW 
% 
INCREMENTO 
ACTUAL 50 960 240 75 0 
 
DESPUES 
55 1113 356 0,5 116 
60 1272 407 0,5 167 
Realizado por: Raisa Polo 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
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Gráfica  76. Sensibilidad de Frecuencias Operativas – SAC – 242D 
Fuente: Software WellFlo
™  
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
 
 
 
En base a los resultados obtenidos de las propuestas para el pozo se puede ver que se puede 
tener un aumento en la producción con solo aumentar la frecuencia de la bomba, mostrando 
que se tiene un mayor incremento en la producción si se compara con el incremento al 
remover el daño. 
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RESULTADOS DE LAS PROPUESTAS 
 
Tabla 47. Tabla de Resultados 
POZOS 
  REMOCIÓN DE DAÑO 
VARIACIÓN DE 
FRECUENCIA CAMBIO DE BOMBA 
     ACTUAL DESPUES 
AUMENTO 
DESPUES 
AUMENTO 
DESPUES 
AUMENTO OBSERVACIONES 
Tasa 
petróleo 
STB/d 
Tasa 
petróleo 
STB/d 
Tasa 
petróleo 
STB/d 
Tasa 
petróleo 
STB/d 
SAC -
210 143 280 137 217 74 187 44 
Se recomienda realizar una estimulación para 
así obtener un incremento de 137 STB/d de 
petróleo. 
SAC-
217 274 372 98 288 14 288 14 
Al analizar cada una de las propuestas 
presentadas se recomienda mantenerle al pozo 
trabajando con la misma bomba.  
SAC-
226 1049 1206 157 1696 647 
  
Se recomienda un aumento de frecuencia de 42 
a 60 Hz para tener un incremento en la 
producción del pozo. 
SAC-
240 135 348 213 168 33 
  
Se recomienda la realización de una 
estimulación para obtener un incremento de 213 
STB/d de petróleo. 
SAC-
242 240 329 89 407 167 
  
Se recomienda un aumento de frecuencia de 50 
a 60 Hz para tener un incremento en la 
producción del pozo de 167 STB/d de petróleo. 
Realizado por: Raisa Polo 
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Análisis de Red - Estación Norte 2 
Optimizado – Modelo Integral 
 
Una vez que se realicen los trabajos de tratamiento químico y aumento de frecuencia a los 
pozos que forman la Plataforma SAC-192 de la Estación Norte 2y, se puede observar en la 
Gráfica 79, que  el caudal de fluido que se espera producir es de 11905 STB/d y de petróleo 
6225 STB/d, un corte de agua de 47,71 % y un GLR 2,8 scf/TB. Consiguiendo un incremento 
de 1793 STB/d de fluido y  1063 STB/d de petróleo, tasas que se está perdiendo por la 
presencia de daño en las formaciones productoras de las cuales los pozos que conforman la 
plataforma  SAC-192. 
 
Alternativa de Instalación Superficial para la Plataforma Sac-192  
La extracción de petróleo no se encuentra en una sola fase,  por el contrario  viene 
acompañada de gas asociado y agua  de formación. Para acondicionar el petróleo producido y 
darle las condiciones mínimas para su venta, el gas asociado y el agua de formación deben 
ser separados del petróleo de manera que estas dos corrientes resultantes puedan ser 
aprovechadas  para cualquier uso conexo en el proceso de producción o para apalancar la 
industrialización del país. 
El gas que es producido en la plataforma Sac-192, no es aprovechado para ningún uso 
industrial, ya que quema directamente en el mechero; este tipo de proceso de separación  
causa un gran impacto ambiental y un peligro para la gente que se encuentra trabajando cerca 
del  área debido a la inhalación de estos gases, por causa de que estos mecheros al ser 
construidos de forma artesanal, no garantiza la buena combustión de los gases producidos. 
Además no se dispone de un sistema que retenga los condensados, por lo cual los líquidos 
son arrastrados por la corriente de gas hasta que se quemen directamente al medio ambiente. 
Para contribuir al desarrollo industrial, mejora continua de los procesos  y además a  
contribuir a reducir el impacto ambiental  y al aprovechamiento del gas que se produce; se 
debe plantear que el tratamiento de agua y gas que requiere de grandes inversiones y 
utilización de varios procedimientos, se debe simplificar y reducir las instalaciones de 
producción, el proceso operacional, costos operativos y de capital, es decir, realizar una 
reingeniería para tener un mejor desarrollo en calidad. 
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El tipo de planteamiento que se propone para contribuir al desarrollo industrial, reducción del 
impacto ambiental y al aprovechamiento de la cantidad de gas que se quema en el mechero, 
es mediante la exclusión de este mecanismo que posee la plataforma que  es  del tanque bota; 
a que el transporte del crudo proveniente de cada uno de los pozos de la plataforma sean 
conducidos directamente a la Estación Sacha Norte 2, tal como se muestra en la Gráfica  80. 
Este diseño considerara el tendido de una tubería de diámetro de 8 pulg, entre la plataforma 
SAC-192 y la Estación Sacha Norte 2. 
Al producir directamente hacia la estación, se muestra que cada uno de los pozos necesita una 
presión de cabeza de 100 psig,  aproximadamente, basado en que la superintendencia de 
campo ha establecido un estándar de presión de 100 psig  en todo el campo y en base a la 
simulación de red de la plataforma Sac -192. Al diseñar esta nueva infraestructura se tendría 
un buen procesamiento y aprovechamiento del gas que en la actualidad se está 
desperdiciando.  
Es por esta razón como aporte para este proyecto se ha planteado un diseño de infraestructura 
que se pueda aplicar en la Plataforma SAC-192 con la finalidad de producir sin tanque –bota; 
infraestructura que la empresa Rio Napo  puede  tomar en consideración para un mejor 
desarrollo en calidad, servicio y rapidez. Esta infraestructura se plantea a continuación:  
 
1. Para la conexión de la nueva tubería de 8 pulg con el proceso actual de la 
plataforma SAC-192, se plantea el uso de la técnica de “Hot Tapping”,  con 
el propósito de proveer de una conexión sin afectar o diferir la producción de 
manera segura. 
En líneas generales, la técnica de “Hot Tapping” implica la evaluación de 
integridad mecánica de la tubería, previo a la perforación en caliente. 
Seguidamente, la instalación de una “T dividida” o “Split Tee”  soldada 
sobre la superficie de la tubería, con su respectiva válvula de bloqueo tipo 
bola de paso completo. Finalmente el acople de la máquina perforadora sobre 
la válvula de bola y la ejecución de la perforación con personal y 
herramientas certificadas para esta actividad.
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Gráfica  77. Proceso actual de recolección de hidrocarburo desde los pozos de la Plataforma SAC-192 hacia la Estación Sacha Norte 2 
Elaborado  por: Raisa Polo
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Gráfica  78.  Proceso modificado de recolección de hidrocarburo mediante la técnica “Hot Tapping” 
Elaborado  por: Raisa Polo
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Gráfica  79. Pronóstico de  Producción de la Plataforma SAC-192 con S=0 y aumento de frecuencia 
 
Fuente: Software ReO
™
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo 
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Gráfica  80.  Modelo de Red propuesta de la Producción de la Plataforma Sac-192 hacia la Estación Sacha Norte 2 
Fuente: Software ReO
™
 (Versión 2012) 
Elaborado por: Raisa Polo. 
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CAPÍTULO V 
 
 
ANÁLISIS TÉCNICO - ECONÓMICO 
 
ANÁLISIS TÉCNICO 
El objetivo principal de este proyecto es aumentar y/o mantener por mayor tiempo la 
producción de la  Estación de Flujo Norte 2 del Campo Sacha, por el cual se ha realizado un 
análisis detallado de cada uno de los pozos seleccionados que pueden ser sometidos a un 
trabajo especial para incrementar la producción. 
 
Tabla 48. Resumen de Trabajos Propuestos para los pozos propuestos de la plataforma 
Sac-192 
POZO ELIMINAR 
DAÑO 
SUBIR 
FRECUENCIA 
CAMBIO DE 
BOMBA 
SAC-210 X X X 
SAC-217   X 
SAC-226 X X  
SAC-240 X X  
SAC-242  X  
Realizado por: Raisa Polo 
 
Este trabajo considera 2 propuestas que se presentan en las tablas 46, y 47  las cuales son 
basadas en el análisis técnico de cada uno de los pozos y las probabilidades que los pozos 
respondan a las proyecciones realizadas, además se realizará un análisis económico para cada 
una de las propuestas. 
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La producción esperada dependerá del comportamiento de la formación en el momento de las 
evaluaciones, una vez que concluya los trabajos propuestos. 
 
Tabla 49. Pozos Seleccionados para la Propuesta N° 1 
POZO 
ÚLTIMA PRODUCCIÓN  
PROPUESTA  N°1                           
Remover Daño (S=0) 
BFPD BPPD BSW BFPD BPPD INCREMENTO 
SAC-
210 648 143 78 1274 280 137 
SAC-
226 1060 1049 1 1218 1206 157 
SAC-
240 136 135 0,5 366 348 213 
TOTAL 507 
 
Fuente: Potencial Mes de Agosto 
Realizado por: Raisa Polo 
 
La propuesta N°1 considera todos los pozos que según la prueba de restauración de presión 
disponible (Build Up) y el análisis desarrollado por la aplicación   presentan daño, el mismo 
que si se logra este propósito se realizaría también  el cambio de la bomba  y se  continuaría 
trabajando con el equipo actualmente instaladas  y así  mediante esta estimulación lograr un 
incremento significativo en la producción de la plataforma SAC-192. 
 
Tabla 50. Pozos Seleccionados para la Propuesta N° 2 
POZO 
ÚLTIMA PRODUCCIÓN  
PROPUESTA N° 2                             
Cambio de bomba 
BFPD BPPD BSW BFPD BPPD INCREMENTO 
SAC-
210 648 143 78 852 187 44 
Sac-217 276 274 0,8 290 288 14 
TOTAL 58 
 
Fuente: Potencial Mes de Agosto 
Realizado por: Raisa Polo 
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La propuesta N° 02 considera los  pozo que actualmente está trabajando fuera de rango 
operativo de la bomba; es decir que la bomba que fue diseñada para dicho caudal en el 
momento que  se  realizó el trabajo de reacondicionamiento, ahora a la fecha al cierre del 
proyecto está operando debajo de downthrust, aunque se determine realizar un incremento en 
su frecuencia no hay una mejora en su producción y está causando que la bomba se siga 
deteriorando por lo que se plantea  rediseñar la bomba para un caudal mayor o a las 
verdaderas condiciones que el pozo puede aportar.
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ANÁLISIS ECONÓMICO 
 
El análisis económico se basa, en el análisis de inversiones, ingresos, egresos, valor actual 
neto (VAN), y la tasa interna de retorno (TIR), mediante la cual determinará la puesta en 
marcha o no del proyecto.  
Un proyecto se considera económicamente rentable cuando: 
 El valor neto (VAN) es mayor a cero 
 La tasa interna de retorno (TIR) es mayor a la tasa de actualización. 
Para este proyecto se realizará el Tiempo de Recuperación de la Inversión, que consiste en 
medir en cuanto tiempo se recuperará el total de la inversión a valor presente, es decir, nos 
revela la fecha en la cual se cubre la inversión inicial ya sea en años, meses o días. 
Conceptos básicos de ingeniería económica. 
Para evaluar la rentabilidad de un proyecto se aplican los indicadores económicos: Valor 
actual neto (VAN), Tasa interna de Retorno (TIR) y Razón costo beneficio. 
VAN (Valor Actual Neto) 
El VAN es la diferencia de la inversión inicial a los ingresos netos, en otras palabras es un 
flujo de caja llevado al presente. 
 
 
En donde: 
I= ingresos netos 
n= vida económica 
i= costo de capital 
C= inversión inicial 
 
TIR (TASA INTERNA DE RETORNO) 
Este indicador es el más ampliamente usado, se lo calcula mediante la Ec. 35 y representa 
una tasa de seguridad bajo la cual el proyecto se lo considera rentable. 
      Ec.35 
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En donde: 
C= inversión inicial 
n= vida económica del proyecto 
K=número de periodo 
TIR= mínima tasa de actualización 
 
RAZÓN COSTO BENEFICIO 
Esta razón se genera del cociente entre el flujo de caja de los ingresos netos y la inversión del 
proyecto, y el significado del mismo, es cuánto dinero se obtiene del proyecto por cada dólar 
invertido. 
 
 
Esta razón se la considera rentable dentro de un proyecto cuando sea mayor a 1. 
 
Costos  de  Producción 
Los costos de producción incluyen los costos de los trabajos a realizarse de acuerdo con el 
análisis técnico, el tiempo de duración de los trabajos y la producción de petróleo a 
recuperarse por los trabajos propuestos en cada pozo. 
En la tabla  48y 49 se detalla los costos de los trabajos típicos de reacondicionamientos 
propuestos. 
 
 
Ec.35 
Ec.36 
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Tabla 51. Costos estimados para Cambio de Bomba y Estimulación al pozo 
COSTOS ESTIMADOS CAMBIO DE BOMBA 
Movimiento de la torre 6875,00 
Trabajo de la torre 37800,00 
Slick Line 334,15 
Spooler 4627,42 
Quick conector            4996,93 
Vacum 1231,00 
Equipo BES 131314,53 
Herramientas 17127,15 
Rep. Cabezal 4724,15 
Químicos 4651,00 
Sub Total 213681,78 
 
COSTO ESTIMADO ESTIMULACIÓN 
 
Estimulación Matricial con HCl 49672,00 
Total 263353,80 
 
Fuente: Departamento de Operaciones ORNCEM 
Realizado por: Raisa Polo 
 
 
 
Tabla 52. Costos estimados para Cambio de Bomba 
COSTOS ESTIMADOS CAMBIO DE BOMBA 
Movimiento de la torre 6875,00 
Trabajo de la torre 37800,00 
Slick Line 334,15 
Spooler 4627,42 
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Quick conector 4996.93 
Vacum 1231,00 
Equipo BES 131314,53 
Herramientas 17127,15 
Rep. Cabezal 4724,15 
Químicos 4651,00 
Total 213681,78 
  
 
Fuente: Departamento de Operaciones ORNCEM 
Realizado por: Raisa Polo 
 
Ingresos. 
Los ingresos se obtienen multiplicando el precio de barril de petróleo por la producción 
acumulada de cada mes. 
De acuerdo con los historiales de producción del campo se estima que la declinación de 
producción es de 18,1 % anual, con la que para el proyecto se establece una declinación 
mensual de 1,508%. 
 
Egresos. 
Los egresos mensuales conforman la suma de los costos de los trabajos de 
reacondicionamiento para cada una de las propuestas antes mencionadas, donde el costo 
operativo es de 6,58 usd por barril de petróleo; este costo incluye el costo por barril de agua 
producida y tratada. Este valor no toma en cuenta costos de transporte y comercialización, 
debido a que EP PTROECUADOR, asume estos costos. 
El monto total de la ejecución del proyecto en la primera propuesta asciende a 790061,4 USD 
y para la segunda propuesta a 427361,56 USD. 
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Tiempo de recuperación de la inversión. 
Primera Propuesta 
Para poder estimar el tiempo de recuperación de la inversión  para cada pozo se consideró el 
precio de barril de petróleo desde el mes de septiembre, el cual se encuentra tabulado en el 
siguiente cuadro. 
 
Tabla 53. Costo mensual del barril de petróleo 
Costo mensual del 
barril de petróleo año 
2012 USD 
ENERO 99,62 
FEBRERO 103,20 
MARZO 111,99 
ABRIL 111,79 
MAYO 101,68 
JUNIO 86,15 
JULIO 89,78 
AGOSTO 95,14 
SEPTIEMBRE 99,49 
OCTUBRE 94,58 
NOVIEMBRE 91,37 
DICIEMBRE 88,26 
ENERO/2013 94,22 
 
Fuente: Banco Central del Ecuador 
Realizado por: Raisa Polo 
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Pozo Sac-210 
Mediante el tiempo de recuperación de la inversión se determinará el número de días, o 
meses  en que se recupera la inversión en el momento de realizar el tratamiento de 
estimulación al pozo, el monto establecido en este trabajo es 262353, 80 usd. 
 
 
Tabla 54. Tiempo estimado de recuperación de la Inversión para el pozo Sac-210 
TIEMPO 
RECUPERACION 
INVERSION 
COSTO PETRÓLEO 
(USD/STB) 
INGRESO 
POR VENTA 
PETRÓLEO 
ACUMULADO- 
FLUJOS CAJA 
NETO 
49 días 88,26 16239,84 276341,31 
 
Realizado por: Raisa Polo 
 
Al tener una salida de flujo de caja de 262353,80 usd, la misma que será la inversión que se 
realiza cuando se ejecute el proyecto. Se determina que se recuperaría la inversión al tiempo 
de 49 días de puesto en marcha el proyecto, y se obtiene una recuperación de 276 341,31 usd. 
 
 
Pozo Sac-226 
 
Para el pozo Sac-226 se observa que se tendría la recuperación de la inversión en un tiempo 
aproximado de 14 días de puesto en marcha el proyecto y obteniendo la recuperación de la 
inversión en ese tiempo de 317 472,59 usd. 
Además se observa que al término de este tiempo se llegaría a tener el incremento de la 
producción deseada mediante la estimulación.  
 
 
Tabla 55. Tiempo estimado de recuperación de la Inversión para el pozo Sac-226 
TIEMPO 
RECUPERACIÓN 
INVERSION 
COSTO 
PETRÓLEO 
(USD/STB) 
INGRESO 
POR VENTA 
PETRÓLEO 
ACUMULADO- 
FLUJOS CAJA 
NETO 
14 días 99,49 110732,4 317472,59 
 
Realizado por: Raisa Polo 
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Tiempo que no llega a recuperarse la inversión, 
monto acumulado < monto inicial invertido 
Pozo Sac-240D 
Los resultados obtenidos en el pozo Sac-240, se observa que la recuperación de la inversión 
después que se pondría en marcha el proyecto de la estimulación, todavía no llegaría a 
recuperarse, como es  hasta la fecha del  19 de enero del 2013 (139 días) dando un monto 
acumulado de 218 881 usd, valor que no supera el monto invertido (262353,8 usd). El motivo 
puede deberse a una baja producción del pozo, pero cabe recalcar que en un futuro si se 
llegaría a recuperar la inversión.  
Tabla 56. Tiempo estimado de recuperación de la Inversión para el pozo Sac-240D 
TIEMPO 
RECUPERACIÓN 
INVERSION 
COSTO 
PETRÓLEO 
(USD/STB) 
INGRESO POR 
VENTA 
PETRÓLEO (USD) 
ACUMULADO- 
FLUJOS CAJA 
NETO (USD) 
139 días 97,54 17849,82 218881 
 
Realizado por: Raisa Polo 
 
 
 
Segunda Propuesta 
Este escenario consiste en cambiar bombas a los pozos seleccionados con el objetivo que la 
producción este dentro del rango operativo de la bomba y determinar el tiempo de 
recuperación de la inversión por cada pozo, el monto establecido en este trabajo para llegar a 
recuperar  es de 213681,78 usd. 
 
Pozo Sac- 210 
Los resultados obtenidos para el pozo Sac-210 muestran que con un costo de petróleo de 
88,26 usd se requeriría un tiempo de  30 días para recuperar la inversión en esta propuesta 
que consiste el cambio de la bomba sin remover el daño. 
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Tabla 57. Tiempo estimado de recuperación de la Inversión para el pozo Sac-210 
TIEMPO 
RECUPERACION 
INVERSION 
Costo Petróleo 
(USD/STB) 
INGRESO 
POR VENTA 
PETRÓLEO 
ACUMULADO- 
FLUJOS CAJA 
NETO 
30 días 88,26 15622,02 225944,85 
 
Realizado por: Raisa Polo 
 
 
 
Pozo Sac-217 
 
Tabla 58. Tiempo estimado de recuperación de la Inversión para el pozo Sac-217 
TIEMPO 
RECUPERACIÓN 
INVERSION 
COSTO 
PETRÓLEO 
(USD/STB) 
INGRESO POR 
VENTA 
PETRÓLEO (USD) 
ACUMULADO- 
FLUJOS CAJA 
NETO (USD) 
53 días 91,37 25583,6 219039,9 
 
Realizado por: Raisa Polo 
 
El análisis realizado para este pozo, se obtiene como resultado que el tiempo de recuperación 
de la inversión al realizar el cambio de bomba a las condiciones actuales sin remover el daño 
es de 53 días.   
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CAPITULO VI 
 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
CONCLUSIONES 
 
 El campo Sacha es considerado como uno de los campos petroleros más importantes 
del país, debido a que su producción de 180 pozos productores (mes de agosto del 
2012) se encuentra alrededor de 62864 BPPD y 122057 BFPD; y además se están 
perforando pozos que están proyectados a tener buenos índices de productividad.  
 
 De las propuestas planteadas para los 5 pozos seleccionados de los 41 pozos 
productores de la Estación Sacha Norte 2 (mes de agosto del 2012), se obtendría un 
incremento en su producción de alrededor de 1164 BPPD, destacando como el de 
mayor productividad: el aumento de frecuencia, el cual proporciona una ganancia de 
814 BPPD, aplicado a 2 pozos, como se evidencia en la siguiente tabla: 
 
PROPUESTAS NÚMERO DE POZOS 
INCREMENTO                         
(BPPD) 
REMOVER DAÑO 2 350 
AUMENTO DE  
FRECUENCIA 2 814 
CASO BASE 1 0 
AUMENTO DE PRODUCCIÓN DIARIA 1164 
 
 
 Con base al estudio realizado se determinó que de los pozos analizados, 3 pozos se 
encuentran fuera de rango operativo de producción de la bomba, la declinación de los 
pozos Sac-217 y Sac-240 se debe a que los pozos están produciendo por debajo de la 
presión de saturación y además su declinación depende del daño existente en cada 
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uno de los pozos; para el pozo Sac-210  se podría decir que uno de los problema que 
le está afectando es el daño, este tipo daño puede ser por bloqueo de agua en base a 
que el pozo produce de la arena “Hi” y se concluiría que esta con una alta saturación 
de agua que bloquea el paso del petróleo. 
 
 Considerando el cambio de bomba a las condiciones actuales de producción, es decir 
sin remover el daño para los pozos que se encuentran  fuera del rango operativo de la 
bomba, se puede concluir que el pozo Sac-217 no es conveniente realizar el cambio 
de bomba por el  bajo potencial del pozo y al porcentaje de gas libre que está 
produciendo la arena lo cual continuaría provocando daños considerables a la bomba 
por cavitación.  
 
 En base al tiempo de recuperación de la inversión el pozo que presentaría el mejor 
tiempo de recuperación es el pozo 226 con un tiempo de  14 días. 
 
 Al conocer que todos los pozos de la plataforma SAC-192 está produciendo a contra 
tanque y por ende  necesitan de una presión adicional como es de las bombas 
centrifugas instaladas cerca del tanque, para transportar hacia la estación, se concluyó 
que este tipo de diseño implica un mayor gasto por las bombas y un mal 
aprovechamiento del gas debido a que se está quemando en la misma plataforma.  
 
 Con la finalidad de producir los pozos de  la plataforma SAC-192 hasta la Estación 
Sacha Norte 2 se ha planteado una propuesta como aporte al proyecto, la cual 
contempla el tendido de una tubería de flujo con diámetro de 8 pulg, para transportar 
la producción multifásica desde el múltiple de la plataforma SAC-192 hasta la  
Estación Sacha Norte 2, la cual presenta un gran aporte para el mejoramiento de la 
utilización de gas.    
 
 
 La razón por la cual,  los pozos son estrangulandos se debe por dos razones: la 
primera con la finalidad de controlar la cantidad de gas y la segunda razón de que la 
bomba trabaje dentro de su rango operativo, ya que las bombas pueden estar sobre 
diseñadas. 
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RECOMENDACIONES 
 
 Con base a los resultados obtenidos de las distintas propuestas, se recomienda la 
realización de una estimulación para los pozos Sac-210 y Sac-240D para obtener un 
incremento en la producción de 350 BPPD. 
 
 En los pozos Sac-226 y Sac-242D se recomienda incrementar la frecuencia de 
operación de la bomba para obtener una ganancia de 814 BPPD, además es 
importante tener un control continuo sobre  el corte de agua que podría seguirse 
incrementando y llegar a producir 100% de agua. 
 
 Se recomienda realizar pruebas de restauración de presión (Build Up) con mayor 
frecuencia dentro de los pozos del campo Sacha, ya que se necesita actualizar y 
confirmar los datos de presión de los pozos analizados, principalmente de los que no 
poseen Buil Up actualizados o no poseen Buil Up. 
 
 Como consecuencia de la normal declinación de presión de la arena U inferior (Ui), 
producto de su explotación, la cantidad de gas liberado en el pozo Sac-217  presenta 
una complicación en la configuración de la bomba, y merma así su funcionalidad, 
debido a que su presión de fondo fluyente  está cercana a la Presión de burbuja  (Pb). 
Por ello se recomienda que en el diseño de su bomba, incorpore un separador de gas 
que garantice un buen trabajo, y por consiguiente, su desempeño no se vea reducido 
por la presencia de gas 
 
 
 Con base en los resultados obtenidos del análisis de la red de superficie para la 
plataforma se observa que esta tubería está bajo la acción de un desgaste acelerado, 
debido a que la velocidad de la mezcla excede a la velocidad erosiva, de acuerdo a la 
norma API RP 14E. Además cuando Operaciones Río Napo lo considere se 
recomienda cambiar la tubería actual de 6 pulg  por otra de 8 pulg. 
 
 
 Se recomienda implementar el cambio de esquema de producción en la plataforma 
SAC-192, para lograr el aprovechamiento de gas asociado. 
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CAPITULO VII 
 
ANEXO A. GLOSARIO 
 
Barril (Bls). La medida estándar para el aceite y para los productos del aceite. Un barril = 35 
galones imperiales, 42 galones US, ó 159 litros. 
Campo. Área geográfica bien delimitada donde se lleva a cabo la perforación de pozos 
profundos para la explotación de yacimientos petrolíferos. 
Cavitación. Es el fenómeno provocado cuando el líquido bombeado se vaporiza dentro del 
tubo de succión o de la bomba misma, debido  a que la presión de ella se reduce hasta ser 
menor que la presión absoluta de saturación de vapor de líquido a la temperatura de bombeo. 
Columna Dinámica Total (TDH). Es la altura total requerida para bombear la capacidad de 
fluido deseada. Esta altura hace referencia  a los pies de líquido bombeado. 
Falla Inversa. Es el resultado de las fuerzas de compresión, en donde uno de los bloques es 
desplazado hacia arriba de la horizontal. Su ángulo ese cero a 90° y se reconoce por la 
ausencia de una parte de columna estratigráfica. 
Falla Normal. Es el resultado de desplazamiento de uno de los bloques hacia abajo con 
respecto a la horizontal. Su ángulo es generalmente entre 25 y 60 grados y se reconoce por la 
ausencia de una parte de columna estratigráfica. 
Nivel Dinámico. Es la altura a la que llega el fluido dentro del pozo cuando este está 
fluyendo, esto quiere decir que el pozo está abierto y fluyendo a una Pwf. 
Nivel Estático. Es la altura a la que llega el fluido dentro del pozo cuando este se encuentra 
cerrado. La medición  de estos niveles se lo hace con una herramienta llamada echometer que 
es introducida dentro del pozo. 
Presión de Burbuja o Saturación. Presión a la cual se produce la primera liberación de una 
burbuja de gas del petróleo. 
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Pump wear factor (Factor de uso de la bomba). Es un valor para permitir la degradación 
de la bomba de etapas debido a factores tales como la abrasión, etapa de escalamiento, etc el 
factor de desgaste de la bomba es un modificador para el rendimiento de la bomba. Cuando 
se 1,0, no se hacen modificaciones. Cuando es inferior a 1,0, el rendimiento de la bomba está 
degradado, tal como se controla por el Factor de cabeza o Power Factor botones. 
Radio de drenaje (re). Es la distancia comprendida desde el centro del pozo y el límite de 
volumen de roca permeable al cual se le interrumpe la presión estática. Se lo llama radio de 
drenaje, ya que en la mayoría de los casos se asume un flujo radial desde el reservorio hacia 
el pozo. 
 
Rango de Operación. Este es el rango en el cual la bomba opera con mayor eficiencia. Si la 
bomba se opera a la izquierda del rango de operación a una tasa de flujo menor, la bomba  
puede sufrir desgaste por empuje descendente (downthrust). Si la bomba se opera a la 
derecha del rango de operación a una tasa de flujo mayor, la bomba puede sufrir desgaste por 
empuje ascendente (upthrust). 
 
Reacondicionamiento de Pozo. Trabajos de mantenimiento a la infraestructura física de los 
pozos en producción, con el objeto de compensar la declinación de sus niveles productivos 
y/o incrementarles. 
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ANEXO B.  PRESIONES DE RESERVORIO 
 
ANEXO B.1. ARENA NAPO “U” 
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ANEXO B.2. ARENA NAPO  “T” 
 
 
ANEXO B.3. ARENA HOLLIN 
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ANEXO C. PVT POR POZOS 
 
ANEXO C.1. ARENA NAPO “U” 
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ANEXO C.2. ARENA NAPO “T” 
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ANEXO C.3. ARENA HOLLIN 
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ANEXO D. SISTEMAS DE PRODUCCIÓN POR POZOS
JET PISTON JET PISTON JET PISTON JET PISTON
SAC-013 SAC-001 SAC-130 SAC-149 SAC-042 SAC-041 SAC-123 SAC-003 SAC-009 SAC-106 SAC-032 SAC-231D SAC-218D
SAC-017 SAC-018 SAC-134 SAC-151D SAC-043 SAC-045B SAC-006 SAC-012 SAC-038 SAC-259D
SAC-091 SAC-019 SAC-139 SAC-153 SAC-044 SAC-068 SAC-007 SAC-014 SAC-065B
SAC-099 SAC-025 SAC-154D SAC-056 SAC-132 SAC-008 SAC-022 SAC-066B
SAC-026 SAC-159 SAC-061 SAC-158 SAC-020 SAC-050 SAC-093
SAC-037 SAC-172D SAC-062 SAC-031 SAC-074 SAC-121
SAC-040 SAC-176D SAC-109 SAC-036 SAC-096 SAC-125
SAC-055 SAC-181D SAC-128 SAC-051 SAC-103 SAC-138
SAC-078 SAC-183 SAC-137 SAC-053 SAC-106 SAC-160D
SAC-083 SAC-184 SAC-141 SAC-059 SAC-114 SAC-168H
SAC-087 SAC-185 SAC-179H SAC-070 SAC-135 SAC-170
SAC-088 SAC-186 SAC-182 SAC-102 SAC-144 SAC-175H
SAC-098 SAC-187D SAC-300V SAC-115 SAC-166D SAC-178D
SAC-101 SAC-188D SAC-340D SAC-126 SAC-232D SAC-192
SAC-108 SAC-189 SAC-127 SAC-250D SAC-204D
SAC-112 SAC-193 SAC-136 SAC-251D SAC-210D
SAC-118 SAC-194D SAC-140D SAC-213D
SAC-190D SAC-198 SAC-147D SAC-214D-Hi
SAC-191 SAC-299D SAC-150D SAC-217D
SAC-197D SAC-301V SAC-152D SAC-226D
SAC-225D SAC-305D SAC-161 SAC-227D
SAC-306D SAC-163D SAC-228D
SAC-310V SAC-164D SAC-233D
SAC-311D SAC-169D SAC-237D
SAC-312D SAC-180D SAC-240 D
SAC-314D SAC-206D SAC-241D
SAC-314D SAC-229D SAC-262D
SAC-315D SAC-230D SAC-263D
SAC-316D SAC-249D SAC-264D
SAC-332D SAC-265D
SAC-333D SAC-266D
SAC-342D SAC-270D
SAC-350V SAC-273
SAC-351D SAC-274D
SAC-352D SAC-280D
SAC-281D
SAC-320D
SAC-321D
FLUJO 
NATURAL
SISTEMA DEL PRODUCCION DEL CAMPO SACHA
SACHA NORTE 2
BES
BOMBEO HIDRÁULICO
SACHA NORTE 1
BES
BOMBEO HIDRÁULICO
BES
BOMBEO HIDRÁULICO
SACHA CENTRAL 
BES
BOMBEO HIDRÁULICO
MECANICO
SACHA SUR
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ANEXO E. PARÁMETROS ACTUALES DE LOS POZOS PRODUCTORES DE LA 
ESTACIÓN NORTE 2 
 
POZO ARENA METODO QFPD BPPD BWPD BSW API FECHA B'UP Pr Pwf
SAC-32 T BES 411 337 74 18 26,5 25-sep-03 2299,0 1903,0
SAC-38 T BES 296 275 21 7 27,8 12-jul-03 3399,0 1926,0
SAC-65B HI BES 1092 1087 5 0,50 19-jun-95 3707,0 3509,0
SAC-66B UI BES 208 205 3 1,50 27 11-may-09 1722,25 884,25
BT estimado 1500,0 677,0
SAC-93 UI BES 118 65 53 45,00 24,9 17-may-10 1346,0 1070,0
SAC-121 UI BES 1042 1038 4 0,40 27,3 08-jun-11 1736,0 1536,0
SAC-125 HI BES 488 429 59 12,00 23,1 27-ago-10 4174,0 2517,0
SAC-160D H BES 161 64 97 60,00 26,1 04-mar-11 4285,0 2403,0
SAC-168H H BES 274 266 8 3,00 26,4 - 3201,0 -
T BES 0 0 1260,0 -
SAC-170 TI BES 110 37 73 66,00 27,1 19-jun-04 2035,0 1461,0
SAC-175H HS BES 437 192 245 56,00 25,8 04-may-10 2960,0 1555,0
SAC-178D HS BES 593 237 356 60,00 24,6 estimado 4009,0 2049,0
SAC-192 HI BES 1864 336 1528 82,00 24,4 09-feb-10 4252,0 3420,0
SAC-204D HI BES 1040 250 790 76,00 24,4 30-jul-07 4272,0 3842,0
SAC-210 HI BES 648 143 505 78,00 24,6 17-ago-08 4216,0 3700,0
SAC-213 HI BES 570 228 342 60,00 25,5 18-oct-08 4289,0 3786,0
SAC-214D HI BES 1360 286 1074 79,00 25,0 15-dic-08 4199,0 3888,0
SAC-214D UI BES 486 481 5 1,00 24,5 09-dic-10 1985,0 1808,0
SAC-217 UI BES 276 274 2 0,80 24,2 08-may-10 2181,0 1654,0
SAC-218D HI FN 1128 316 812 72,00 25,5 -
SAC-226 HS BES 1060 1049 11 1,00 23,6 estimado 3500,0 2350,0
SAC-227 HS BES 342 340 2 0,50 25,3
SAC-228D HI BES 968 658 310 32,00 25,9 02-abr-11 3989,0 2035,0
SAC-231D HI JET 1896 872 1024 54,00 - -
SAC-233 HI BES 1938 388 1550 80,00 24,0 29-may-09 4325,0 34893,0
SAC-240D T BES 136 135 1 0,50 08-abr-11 2512,0 733,0
SAC-241D HI BES 1284 321 963 75,00 30,5
SAC-242D HS BES 960 240 720 75,00 24,0 10-mar-11 3600,0 2360,0
SAC-259D HI JET 1296 207 1089 84,00 24,8
SAC-260D UI BES 96 86 10 10,00 25,9 30-mar-11 1786,0 1078,0
SAC-261D UI JET 0 0 80,00 26,4
SAC-262 HS BES 475 190 285 60,00 24-abr-11 4077,0 1596,0
SAC-263 HI BES 297 149 149 50,00 22,5 -
SAC-264D HI BES 291 189 102 35,00 22,9 30-may-11 4241 2336
SAC-265D HI BES 992 595 397 40,00 24,0 -
SAC-266D T BES 444 408 36 8,00 33,2 -
SAC-270V U BES 490 487 3 0,60 25,5 -
SAC-273D HI BES 2130 1193 937 44,00 24,8 -
SAC-274D UI BES 144 144 0 0,30 23,2 -
SAC-275 UI BES 128 127 1 1,00 23,7 -
SAC-280 U BES 916 911 5 0,50 29,9 -
SAC-281 T BES 232 231 1 0,50 -
SAC-320 TI BES 640 634 6 1,00 24,8 -
SAC-321D HS BES 636 617 19 3,00 24,7 24-ene-11 4148,15 3693,92
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
NO B'UP
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ANEXO F. POZOS CERRADOS DE LA ESTACIÓN NORTE 2 
POZOS CERRADOS DE LAS ESTACIÓN NORTE 2 
POZO ESTADO 
FECHA DE 
CIERRE OBSERVACIÓN 
SAC-004B CP 16-ago-11 POZO QUEDA CERRADO SIN TUBERIA 
SAC-063 CP 06-ago-11 POZO QUEDA SIN TUBERIA 
SAC-071 CP 09-ago-05 POZO QUEDA SIN TUBERIA  
SAC-095 
CP 
10-oct-11 
SUSPENDE  EVALUACION CON MTU POR BAJO APORTE POR POSIBLE DAÑO 
FORMACION. 
SAC-129 CP 02-sep-94 CERRADO BAJO APORTE 
SAC-
148ST1 CP 24-feb-12 
POZO FINALIZA OPERACIONES  
SAC-165D CP 24-oct-11 DETECTAN COMUNICACIÓN TBG-CSG 
SAC-167 CP 14-may-12 POZO QUEDA SIN TUBERÍA. 
SAC-171H CP 31-may-06 POZO QUEDA AISLADA Ui 
SAC-173H CP 12-may-05 CHEQUEAN COMPLETACION, POSIBLE COMUNICACIÓN TGB-CSG 
SAC-174D CP 20-jun-09 CERRADO ALTO CORTE AGUA 
SAC-244D CP    BAJO APORTE. 
SAC-261D CP 14-jul-12 POZO CERRRADO POR BAJO APORTE 
SAC-271D CP   POZO SALE DE PERFORACION NO SE LO COMPLETO 
SAC-272D CP 24-may-12 BAJO APORTE SUBE BSW 
SAC-275D CP 27-jun-12 POZO CERRADO PARA B'UP 
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ANEXO G.  DATOS EMPLEADOS EN LA SIMULACIÓN DE  LOS POZOS 
SELECCIONADOS EN EL CAMPO SACHA – ESTACION DE FLUJONORTE 2 
ANEXO F.1.  SAC- 210 
POZO:
ARENA:
TIPO DE LEV:
TIPO: 
ESTADO:
INTERVALO:

                   
Pr (PSI) - B'up: 4299 Qo (BPPD): 143
Pwf (PSI) @ Qt: - Qw (BAPD): 505
Pb (PSI) - PVT: 86 Qt (BFPD): 648
Presión cabeza (PSI) -DATO AGOSTO: 25 IPA (BPPD/PSI): -
Ty (°F) - PVT: 225
API (-) - DATA AGOSTO: 24,6
Espesor neto (ft)- 
DIAG. COMPLETACION:
18
RGP (PCS/BN) - PVT: 20 Permeabilidad (md) - B'up: 720
BSW (%) - DATA AGOSTO: 78
Prof promedio 
perforaciones (ft) - 
DIAG. COMPLETAC:
10339
GE gas (-) - B'UP: 1,57
GE agua (-) - B'UP: 1,01
Diámetro (plg): 3 1/2 Diámetro (plg): 9 5/8
Peso (lb/ft): 9,3 Peso (lb/ft): 47
Prof Descarga Bomba (ft): 9788,7 Longitud (ft): 9070
Longitud (ft):
Diámetro (plg): 7    Diámetro (plg): 7
Longitud (ft): 10505 Longitud (ft): 10535
Peso (lb/ft): 26 Peso (lb/ft): 26
Proveedor:
Modelo de la Bomba:
Número de Etapas:
Frecuencia de Operación (hz):
MOTOR (HP,V,Amp)
SAC-210
Hi
BES
PRODUCTOR
ABIERTO
10330-10348
DATOS DEL SISTEMA DE BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE
DATOS DE RESERVORIO
PRESIONES Y TEMPERATURA PRUEBA DE PRODUCCION a AGOSTO
PARAMETROS DE FLUIDO PARAMETROS DE ESTRATO
EQUIPO TOMADO DE DIAGRAMA DE COMPLETACION
TUBERÍA DE PRODUCCIÓN TUBERIA DE REVESTIMIENTO 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO 2 TUBERIA DE REVESTIMIENTO 3
REDA
SN2600
35
48
150hp, 2300V, 39,5 A
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ANEXO G.2.SAC- 217
POZO:
ARENA:
TIPO DE LEV:
TIPO: 
ESTADO:
INTERVALO:

                   
Pr (PSI) - PVT: 1360 Qo (BPPD): 274
Pwf (PSI) @ Qt: - Qw (BAPD): 2
Pb (PSI) PVT : 1170 Qt (BFPD): 276
Presión cabeza (PSI) - DATA AGOSTO: 20 IPA (BPPD/PSI):
Ty (°F): 223
API (-) - DATA AGOSTO: 24,2
Espesor neto (ft) - DIAG. 
COMPLETACION:
14
RGP (PCS/BN) - PVT: 224 Permeabilidad (md) - B'Up: 240
BSW (%) - DATA AGOSTO: 0,8
Prof promedio perforaciones 
(ft) - DIAG. COMPLETACION:
10277
GE gas (-) - B'Up: 1,138 rw - B'Up: 0,59
GE agua (-) - B'Up: 1,02 S - B'Up: 11
Diámetro (plg): 3 1/2 Diámetro (plg): 9 5/8
Peso (lb/ft): 9,3 Peso (lb/ft): 47
Prof Descarga Bomba (ft): 10178 Longitud (ft): 9207,5
Longitud (ft):
Diámetro (plg): 7    Diámetro (plg):
Longitud (ft): 10834,5 Longitud (ft):
Peso (lb/ft): 26 Peso (lb/ft):
Proveedor:
Modelo de la Bomba:
Número de Etapas:
Frecuencia de Operación (hz):
MOTOR (HP,V,Amp)
SAC-217D
Ui
BES
PRODUCTOR
ABIERTO
10270-10284
352
58
70hp,1310V,35A
DATOS DEL SISTEMA DE BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE
PRESIONES Y TEMPERATURA PRUEBA DE PRODUCCION a AGOSTO
PARAMETROS DE FLUIDO PARAMETROS DE ESTRATO
EQUIPO
TUBERÍA DE PRODUCCIÓN TUBERIA DE REVESTIMIENTO 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO 2 TUBERIA DE REVESTIMIENTO 3
WOOD GROUP
TD-650
DATOS DE RESERVORIO
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ANEXO G.3.SAC- 226 
  
POZO:
ARENA:
TIPO DE LEV:
TIPO: 
ESTADO:
INTERVALO:

                   
Pr (PSI) - PVT: 3500 Qo (BPPD): 1049
Pwf (PSI) @ Qt: - Qw (BAPD): 11
Pb (PSI) PVT : 86 Qt (BFPD): 1060
Presión cabeza (PSI) - DATA AGOSTO: 25 IPA (BPPD/PSI): -
Ty (°F): 225
API (-) - DATA AGOSTO: 23,6
Espesor neto (ft) - DIAG. 
COMPLETACION:
10
RGP (PCS/BN) - PVT: 224 Permeabilidad (md) - B'Up:
BSW (%) - DATA AGOSTO: 1
Prof promedio perforaciones 
(ft) - DIAG. COMPLETACION:
10151
GE gas (-) - dato reservorio: 1,577 rw : -
GE agua (-) - dato reservorio: 1,01 S : -
Diámetro (plg): 3 1/2 Diámetro (plg): 9 5/8
Peso (lb/ft): 9,3 Peso (lb/ft): 47
Prof Descarga Bomba (ft): 9943 Longitud (ft): 8871
Longitud (ft):
Diámetro (plg): 7    Diámetro (plg):
Longitud (ft): 10287 Longitud (ft):
Peso (lb/ft): 26 Peso (lb/ft):
Proveedor:
Modelo de la Bomba:
Número de Etapas:
Frecuencia de Operación (hz):
MOTOR (HP,V,Amp)
Reda
GN1600
176
43
180hp, 1685V, 64.5A
EQUIPO
TUBERÍA DE PRODUCCIÓN TUBERIA DE REVESTIMIENTO 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO 2 TUBERIA DE REVESTIMIENTO 3
DATOS DEL SISTEMA DE BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE
DATOS DE RESERVORIO
PRESIONES Y TEMPERATURA PRUEBA DE PRODUCCION a AGOSTO
PARAMETROS DE FLUIDO PARAMETROS DE ESTRATO
SAC-226
Hs
BES
PRODUCTOR
ABIERTO
10146-10156
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ANEXO G.4.SAC- 240 
 
POZO:
ARENA:
TIPO DE LEV:
TIPO: 
ESTADO:
INTERVALO:

                   
Pr (PSI) - PVT: 2512 Qo (BPPD): 135
Pwf (PSI) @ Qt: - Qw (BAPD): 1
Pb (PSI) - PVT: 1280 Qt (BFPD): 136
Presión cabeza (PSI) - DATA AGOSTO: 20 IPA (BPPD/PSI): -
Ty (°F) - PVT: 219
API (-) - DATA AGOSTO: 30,5
Espesor neto (ft) DIAG. 
COMPLETACION:
19
RGP (PCS/BN) - PVT: 303 Permeabilidad (md) - B'Up: 11,4
BSW (%) - DATA AGOSTO: 0,5
Prof promedio perforaciones 
(ft) - DIAG. COMPLETACION:
10081,5
GE gas (-) -  PVT: 1,257
GE agua (-): 1,01
Diámetro (plg): 3 1/2 Diámetro (plg): 13 3/8
Peso (lb/ft): 9,3 Peso (lb/ft): 72
Prof Descarga Bomba (ft): 9472 Longitud (ft): 5860
Longitud (ft):
Diámetro (plg): 9 5/8 Diámetro (plg): 7
Longitud (ft): 9026 Longitud (ft): 10444
Peso (lb/ft): 47 Peso (lb/ft): 26
Proveedor:
Modelo de la Bomba:
Número de Etapas:
Frecuencia de Operación (hz):
MOTOR (HP,V,Amp)
SAC-240D
T
BES
PRODUCTOR
ABIERTO
10072-10091
DATOS DEL SISTEMA DE BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE
DATOS DE RESERVORIO
PRESIONES Y TEMPERATURA PRUEBA DE PRODUCCION a AGOSTO
PARAMETROS DE FLUIDO PARAMETROS DE ESTRATO
EQUIPO
TUBERÍA DE PRODUCCIÓN TUBERIA DE REVESTIMIENTO 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO 2 TUBERIA DE REVESTIMIENTO 3
Reda
D460N
268
54
120hp, 2270 V, 32A
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ANEXO G.5.SAC- 242 
 
POZO:
ARENA:
TIPO DE LEV:
TIPO: 
ESTADO:
INTERVALO:

                   
Pr (PSI) - B'Up: 3786 Qo (BPPD): 240
Pwf (PSI) @ Qt: - Qw (BAPD): 720
Pb (PSI)  - PVT: 86 Qt (BFPD): 960
Presión cabeza (PSI) - DATA AGOSTO: 25 IPA (BPPD/PSI): -
Ty (°F) - PVT: 225
API (-) -  DATA AGOSTO: 24,8 Espesor neto (ft) - PVT: 14
RGP (PCS/BN)  - PVT: 20 Permeabilidad (md) - PVT: 124
BSW (%) -  DATA AGOSTO: 75
Prof promedio perforaciones 
(ft) - DIAG.COMPLETACION:
10668
GE gas (-) - PVT: 1,577
GE agua (-): 1,01
Diámetro (plg): 3 1/2 Diámetro (plg): 13 3/8
Peso (lb/ft): 9,3 Peso (lb/ft): 72
Prof Descarga Bomba (ft): 9374,2 Longitud (ft): 5716
Longitud (ft): 9431,5
Diámetro (plg): 9 5/8 Diámetro (plg): 7
Longitud (ft): 9108 Longitud (ft): 10795
Peso (lb/ft): 47 Peso (lb/ft): 26
Proveedor:
Modelo de la Bomba:
Número de Etapas:
Frecuencia de Operación (hz):
MOTOR (HP,V,Amp)
CENTRILIFT
P 12X
226
50
114 HP/ 2330 V/ 30 A
DATOS DEL SISTEMA DE BOMBEO ELECTROSUMERGIBLE
DATOS DE RESERVORIO
PRESIONES Y TEMPERATURA PRUEBA DE PRODUCCION a AGOSTO
PARAMETROS DE FLUIDO PARAMETROS DE ESTRATO
EQUIPO
TUBERÍA DE PRODUCCIÓN TUBERIA DE REVESTIMIENTO 
TUBERIA DE REVESTIMIENTO 2 TUBERIA DE REVESTIMIENTO 3
SAC-242D
Hs
BES
PRODUCTOR
ABIERTO
10661-10675
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ANEXO H. CURVAS DE PRODUCCIÓN DIARIA DE LOS POZOS SELECCIONADOS DE LA ESTACIÓN NORTE 2 
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ANEXO I. DISEÑO DE COMPLETACION DE LOS POZOS SELECCIONADOS DE 
LA PLATAFORMA SAC- 192 
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ANEXO J.1. INDICE DE PRODUCTIVIDAD ESTIMDO PARA EL POZO SAC- 
210 AL MES DE AGOSTO DE 2012 MEDIANTEL SOFTWARE WELLFLO. 
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ANEXO J.2. INDICE DE PRODUCTIVIDAD ESTIMDO PARA EL POZO SAC-
217 AL MES DE AGOSTO DE 2012 MEDIANTEL SOFTWARE WELLFLO. 
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ANEXO J.3. INDICE DE PRODUCTIVIDAD ESTIMDO PARA EL POZO SAC-
226 AL MES DE AGOSTO DE 2012 MEDIANTEL SOFTWARE WELLFLO. 
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ANEXO J.4. INDICE DE PRODUCTIVIDAD ESTIMDO PARA EL POZO SAC-
240D AL MES DE AGOSTO DE 2012 MEDIANTEL SOFTWARE WELLFLO. 
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ANEXO J.5. INDICE DE PRODUCTIVIDAD ESTIMDO PARA EL POZO SAC-
242D AL MES DE AGOSTO DE 2012 MEDIANTEL SOFTWARE WELLFLO 
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ANEXO K.  CARACTERÍSTICAS DE LA BOMBA CENTRÍFUGA 
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ANEXO L. DATOS DE TUBERÍAS DE FLUJO  
POZO 
PLATAFORM
A 
LONGITUD DIAMETRO 
ESPESO
R 
RUGOSIDA
D 
m plg plg plg 
192 SAC- 192 65 4,5 0,237 0,0012 
210 SAC- 192 111 4,5 0,237 0,0012 
213 SAC- 192 93 4,5 0,237 0,0012 
214D SAC- 192 116 4,5 0,237 0,0012 
217 SAC- 192 210 4,5 0,237 0,0012 
226 SAC- 192 104 4,5 0,237 0,0012 
227 SAC- 192 86 4,5 0,237 0,0012 
240D SAC- 192 239 4,5 0,237 0,0012 
241D SAC- 192 257 4,5 0,237 0,0012 
242D SAC- 192 221 4,5 0,237 0,0012 
320 SAC- 192 203 4,5 0,237 0,0012 
321 SAC- 192 185 4,5 0,237 0,0012 
 
